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 Resumo 
 
 
Processos sedimentares e tectônicos relacionados à evolução da margem passiva da America 
do Sul formaram importantes depósitos de hidrocarbonetos, principalmente na Bacia de 
Campos. Nesta bacia localizada na costa do estado do Rio de Janeiro foram depositados 
pacotes sedimentares maciços durante o Cretáceo, que deram origem aos reservatórios 
turbidíticos, como a Formação Carapebus que compõe o Campo de Peregrino. A 
caracterização de um reservatório é dependente de dados de diversas áreas como geologia, 
geofísica e engenharia. Este trabalho se baseia na integração de dados de poços e sísmicos 
por meio de métodos de simulação geoestatística estocástica, gerando 100 modelos 
equiprováveis para o campo. Para este fim, o estudo utilizou descrições de testemunho de 5 
poços e lâminas delgadas de 3 poços; 33 poços com perfilagem geofísica; dados 
laboratoriais como: Routine Core Analysis (RCA), Special Core Analysis (SCAL), difração 
de raio X (XRD); e cubo sísmico pós stack em profundidade. A metodologia aplicada 
contou com quatro principais fases: análise de poços; interpretação geológica-geofísica; 
modelagem estocástica; cálculo de volume e análise de cenários. Na análise de poços está 
inserida a identificação das principais rochas da Formação Carapebus, a correlação entre 
dados de laboratório e perfilagem geofísica, classificação de eletrofácies e cálculo 
petrofísicos (volume de folhelho, porosidade efetiva e saturação de água). A interpretação 
geológica integra a etapa de delimitação do topo e base nos poços e na sísmica, gerando 
horizontes que representam o topo da Formação Carapebus e Grupo Macaé, constituintes do 
grid geológico assim como do modelo conceitual.  Através da simulação sequencial de 
indicatriz (SIS) e sequencial Gaussiana (SGS), o grid foi populado com eletrofácies e 
propriedades petrofísicas, gerando assim o volume de óleo inicialmente in place (STOIIP) e 
as probabilidades de ocorrência correspondentes. O cálculo de volume de óleo foi utilizado 
principalmente na análise dos resultados geoestatísticos, uma vez que é intrínseco a 
incerteza de todas as fases do trabalho. As rochas no Campo de Peregrino são 
principalmente conglomerados, arenitos seixosos a muito finos, siltitos e lamitos, que foram 
reclassificadas em eletrofácies 1 (reservatório), eletrofácies 2 (possível reservatório) e 
eletrofácies 3 (não reservatório). A eletrofácies 1 e eletrofácies 2 possuem porosidade 
efetiva média de 27,7% e 14,8%; e saturação de água média igual a 22% e 40% 
respectivamente. A interpretação sísmica e de poços evidenciou a presença de dois 
intervalos no reservatório separados por uma superfície de máxima inundação composta por 
siltitos e lamitos, sendo o segundo intervalo possivelmente formado por fluxos turbidíticos 
de alta densidade, enquanto o primeiro intervalo foi formado por fluxos de baixa densidade, 
posteriormente erodidos por canais.  O reservatório apresenta maiores espessuras na direção 
do mergulho deposicional alcançando até 298 metros. Após a modelagem a proporção de 
eletrofácies 1 encontrada é igual a 45,1%, eletrofácies 2 igual a 32,8% e eletrofácies 3 igual 
a 22,1%. O volume de óleo inicialmente in place localizado acima do contato óleo/água 
(2355 metros) varia de 2 – 2,25 bbl, com o caso base igual 2,159 bilhões de barris. 
Palavras chave: Bacia de Campos, Formação Carapebus, Campo de Peregrino, integração 
de dados de poços, geoestatística, simulação estocástica, cálculo de volume.  
  
 Abstract 
 
 
Sedimentary and tectonic process related to evolution of the passive margin of South 
America formed important hydrocarbon deposits, principally in Campos Basin. In this basin 
located at Rio de Janeiro coast massive sedimentary packages were deposited throughout 
Cretaceous, which originated turbiditic reservoirs such as Carapebus Formation which forms 
the Peregrino Field. The reservoir characterization is dependent on data from different areas 
such as geology, geophysics and engineering. This work is based on integration of wells and 
seismic data by the stochastic geoestatistic simulation methods, generating 100 equiprovable 
models for the field. For this purpose, the study used 5-well core descriptions and 3-well 
thin sections; 33 wells with geophysical logs; laboratory data such as: Routine Core Analysis 
(RCA), Special Core Analysis (SCAL), X ray difraction (XRD); and post-stack depth 
seismic cube. The applied methodology follows four main phases: well analysis; geological-
geophysical interpretation; stochastic modeling; volume calculation and scenario analysis. In 
the well analysis is inserted the identification of the main rocks of the Carapebus Formation, 
the correlation between laboratory data and geophysical logs, electrofacies classification and 
petrophysical calculation (shale volume, effective porosity and water saturation). The 
geological interpretation integrates the stage of top and base delimitation in the wells and in 
the seismic, generating horizons that represent the top of the Carapebus Formation and 
Macaé Group, constituents of the geological grid and the conceptual model as well. By the 
indicator sequential simulation (SIS) and Gaussian sequential simulation (SGS), the grid 
was populated with electrofacies and petrophysical properties, generating the oil initial in-
place volume (STOIIP) and the corresponding probabilities of occurrence. The calculation 
of oil volume was mainly used in the analysis of the geostatistical results, since it is intrinsic 
to the uncertainty of all phases of the work. The rocks in the Peregrino Field are mainly 
conglomerates, pebbly – very fine sandstones, siltstones and mudstones. The rocks was 
divided into electrofacies 1 (reservoir), electrofacies 2 (possible reservoir) and electrofacies 
3 (non-reservoir). The electrofacies 1 and electrofacies 2 have average effective porosity of 
27.7% and 14.8%; and average water saturation equal to 22% and 40% respectively. The 
seismic and well interpretation showed the presence of two intervals in the reservoir 
separated by a surface of maximum flood, composed by siltstones and mudstones, the 
second interval being possibly formed by high density turbiditic flows, while the first 
interval was formed by low density flows, later eroded by channels. The reservoir has 
thicknesses increasing in the direction of depositional dip reaching up to 298 meters. After 
stochastic modeling the proportion of electrofacies 1 found was equal to 45.1%, 
electrofacies 2 equal to 32.8% and electrofacies 3 equal to 22.1%. The volume of oil initially 
in place located above the oil / water contact (2355 meters) ranges from 2 - 2.25 bbl, with 
the base case equal to 2.159 billion barrels. 
 
Key words: Campos Basin, Carapebus Formation, Peregrino Field, well data integration, 
geoestatistic, stochastic simulation, volume calculation 
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1 Introdução 
 
A extensa demanda por petróleo no modelo econômico atual torna a procura por 
grandes reservatórios petrolíferos prioridade nas companhias de exploração. Por se tratar de 
uma commodity com grande flutuação de preços e por muitas vezes sua explotação ter um alto 
custo, a correta caracterização geológica e estimativa de reserva se tornam fases importantes 
na identificação de um campo economicamente viável.  
A ideia central deste trabalho é a modelagem geológica do Campo de Peregrino, 
Bacia de Campos, RJ, pela integração dos dados sísmicos, geológicos e geofísicos de poços. 
Este campo é academicamente pouco conhecido e contribui na interpretação da evolução da 
bacia e dos reservatórios brasileiros. O pleno conhecimento de cada técnica e limitações 
auxiliará no entendimento da distribuição das variáveis do reservatório e no impacto final na 
estimativa do volume de óleo inicialmente in place. 
Com o intuito de gerar esses modelos geológicos equiprováveis do campo, 
utilizando uma análise geoestatística, incorporam-se diversas fases e metodologias que 
compõem o estudo estático de reservatório. A compreensão de todo processo de 
caracterização e metodologias aplicadas durante o estudo fornece a possibilidade de criar 
modelos sedimentológicos, físicos e estatísticos com menores incertezas.   
A caracterização de um campo se inicia com uso de métodos geofísicos, como a 
sísmica de reflexão, que é extensamente utilizada na identificação de estruturas e unidades 
sedimentares em profundidade que possam representar reservatórios de hidrocarbonetos. A 
interpretação de horizontes sísmicos delimita o intervalo sedimentar de interesse e permite a 
compreensão do sistema deposicional, assim como a geometria do reservatório (Posamentier e 
Kolla, 2003). Apesar de tais métodos serem ferramentas importantes na identificação de alvos 
potenciais, a confirmação da presença de hidrocarbonetos é apenas advinda da perfuração de 
poços exploratórios (Cosentino, 2001). 
A perfuração de poços proporciona a aquisição de uma grande quantidade de 
informações sobre as rochas reservatório, entretanto, está atrelada também a um alto custo. 
No desenvolvimento de um campo, o custo torna o estudo de reserva um fator importante na 
indústria do petróleo. A quantidade e acumulação do volume de óleo definem estratégias 
financeiras e de explotação (Lima, 2007). 
A determinação do volume de óleo in place, ou seja, o potencial total de volume 
de um reservatório em condições naturais iniciais é tipicamente a fase final de um estudo 
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geológico de reservatório. Em sua quantificação estão relacionadas a arquitetura interna e 
externa do reservatório associada a todas as incertezas dos atributos utilizados na 
caracterização, como distribuição de fácies, propriedades petrofísicas e arcabouço estrutural 
(Cosentino, 2001). 
Segundo Beucher et al. (2008) o fluxo de trabalho geral na estimativa de reserva 
fundamenta-se em três principais passos: arquitetura do reservatório, contato de fluidos, e 
parâmetros petrofísicos. Como arquitetura externa se utilizam dados sísmicos correspondentes 
ao topo e base do reservatório, assim como falhas que possam influenciar na 
compartimentação dos blocos exploratórios. Identifica-se assim a geometria e subdivide o 
pacote sedimentar em unidades relacionadas ao reservatório. 
A utilização de poços delimita o intervalo sedimentar e permite a aquisição de 
dados da formação geológica. Perfis elétricos e radioativos são comumente utilizados na 
caracterização interna do reservatório e representam uma maneira indireta de aquisição de 
características geológicas. Com o uso de amostras, dados petrofísicos de laboratório e 
relações entre os perfis geofísicos, calculam-se as propriedades petrofísicas correspondentes à 
rocha reservatório. As informações adquiridas, como porosidade, saturação de fluidos e 
contato óleo-água são a base para se determinar a reserva associada (Lima, 2007). 
Apesar das amostras de testemunho e perfilagens fornecerem uma grande 
quantidade de informação, seu detalhamento limita-se a vertical e a incerteza cresce com 
distanciamento dos poços (Lelliot et al., 2009). Como é necessário obter informações para 
toda a área, métodos geoestatísticos tornaram-se ferramentas essenciais para que informações 
geológicas pontuais sejam extrapoladas para todo o campo. 
A abordagem geoestatística estocástica é largamente utilizada na problemática da 
distribuição das propriedades para a área do reservatório (Haldorsen e Damsleth, 1990). A 
vantagem básica dos métodos estocásticos é a geração de uma distribuição com um 
determinado nível de variabilidade que reproduz o padrão de correlação espacial 
(covariograma) desejado, além da consideração de várias incertezas relacionadas durante todo 
o processo de caracterização do reservatório e no cálculo volumétrico (Cosentino, 2001; Rosa 
et al., 2006).  
As múltiplas realizações equiprováveis de um atributo de interesse não só 
apresentam as mesmas características estatísticas como também representam as configurações 
geológicas prováveis do reservatório. O estudo da variabilidade estatística das diferentes 
configurações do reservatório, desenvolvidas a partir de um significativo número de 
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realizações, fornece uma estimativa da incerteza inerente à descrição geológica (Cosentino, 
2001). 
 
1.1 Objetivos 
 
O objetivo deste trabalho é a criação de modelos geológicos equiprováveis do 
reservatório do Campo de Peregrino e compreender como os parâmetros utilizados irão 
impactar no volume de óleo inicialmente in place. Para isso, o objetivo final pode ser 
subdividido em seis principais partes: 
 Classificação de eletrofácies e propriedades petrofísicas associadas; 
 Delimitação da Formação Carapebus por interpretação sísmica de horizontes; 
 Definição do contato de óleo-água para o reservatório; 
 Modelagem geoestatística de fácies; 
 Modelagem geoestatística das propriedades porosidade efetiva e saturação de 
água; e 
 Cálculo de volume de óleo (STOIIP). 
 
1.2 Área de Estudo 
 
A área de estudo deste trabalho é o Campo de Peregrino, originado do bloco 
exploratório BM-C-7, localizado ao sul da Bacia de Campos aproximadamente a 85 km do 
município de Cabo Frio e 120 km do município de Macaé no estado do Rio de Janeiro 
(Figura 1.1). A presença de hidrocarbonetos foi descoberta pelo poço exploratório 1-RJS-
498-RJ, perfurado pela PETROBRAS em 1994. Atualmente a empresa Statoil é a operadora 
do campo com 60% de participação, enquanto a empresa Sinochem tem os 40% restantes 
(Olsen et al., 2011; Makler et al., 2011; Pettan e Strømsvik, 2013; ANP, 2016). 
O Campo de Peregrino possui um grande volume de óleo inicialmente in place, 
com cerca de 2 - 2,5 bilhões de barris estimados para a Fase I de desenvolvimento. O 
reservatório é preenchido por um óleo de densidade de 13 a 16º API e viscosidade variando 
entre 102,8 e 142,2 cP, tornando-se um dos óleos mais pesados produzidos em offshore no 
Brasil (Olsen et al., 2011; Makler et al., 2011; Pettan e Strømsvik, 2013; Haugen et al., 2015). 
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Figura 1.1 -  Área de estudo: A) Brasil, B) Costa do Rio de Janeiro, e C) Campo de Peregrino (Modificado de ANP, 2016). 
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2 Geologia Regional 
 
As bacias sedimentares da margem divergente da América do Sul estão associadas 
ao evento de ruptura do supercontinente Gondwana durante o Mesozoico. As orientações das 
tensões regionais deste evento e a deriva continental das placas Africana e Sul-Americana 
indicam três domínios distintos na margem: um predominantemente distensivo, entre o sul da 
Argentina e o extremo nordeste brasileiro; uma região transformante, no Atlântico Equatorial; 
e a região da Foz do Amazonas, onde novamente predominam processos distensivos. Sobre o 
embasamento de idade pré-cambriana, a margem divergente do Atlântico Sul, onde está 
localizada a Bacia de Campos, é marcada por diferentes fases tectônicas e sedimentares 
(Milani e Thomas Filho, 2000; Milani, et al., 2001; Mohriak, 2003).  
A tectônica da margem é dividida em três principais fases com processos 
sedimentares específicos: Fase rifte, associada a ruptura do supercontinente; a Fase pós rifte, 
associada ao início da separação entre os continentes; e fase drift, associada efetivamente a 
processos de deriva continental (Milani e Thomas Filho, 2000; Milani, et al., 2001; Mohriak, 
2003). 
 
2.1 Fase Rifte 
 
A fase rifte, com predomínio de processos distensivos, é marcada pelo afinamento 
litosférico associado a extrusões vulcânicas e grandes falhas normais, associadas à semi-
grabens preenchidos por sedimentos continentais e lacustrinos (Milani, et al., 2000; Mohriak, 
2003). 
Na Bacia de Campos (Figura 2.1) as grandes extrusões vulcânicas são definidas 
por basaltos fraturados e vesiculares intercalados por rochas vulcanoclásticas e sedimentares 
da Formação Cabiúnas. Discordantemente ao embasamento, o derrame ígneo é sobreposto por 
depósitos sedimentares do Grupo Lagoa Feios inferior, compostos pelas formações: 
Itabapoana, Atafona e Coqueiros (Rangel et al., 1994; Winter et al., 2007). 
A Formação Itabapoana, datada no Barremiano, é representada por depósitos 
proximais de borda de bacia e de borda de falhas. São esses caracterizados por conglomerados 
polimíticos, arenitos, siltitos e folhelhos avermelhados depositados na forma de leques, típicos 
em todo o Cretáceo Inferior (Winter et al., 2007). 
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Representando as rochas sedimentares mais distais da bacia, a Formação Atafona 
é formada por arenitos, siltitos e folhelhos associados a depósitos em ambientes lacustres 
intercalados com carbonatos. Os arenitos e siltitos apresentam geralmente minerais de talco e 
estevensita, relacionados à deposição química de lagos alcalinos com atividade hidrotermal 
(Winter et al., 2007). 
Depositada desde o Barremiano superior, a Formação Coqueiros está representada 
por intercalações de camadas de folhelhos geradores de hidrocarbonetos (folhelho Jequiá) e 
carbonatos de origem lacustre, formados principalmente por moluscos bivalves ou coquinas 
pelecípodes como definido por Rangel et al. (1994). Essas coquinas foram geradas em 
ambiente de alta energia e constituem espessas camadas de reservatórios (Rangel et al., 1994; 
Winter et al., 2007). 
 
2.2 Fase Pós Rifte 
 
Ao final do rifteamento o centro de espalhamento mesoatlântico, anteriormente 
distribuído em ampla área da região do rifte, vem a ser localizado na cordilheira meso-
oceânica. Evidenciado por vulcanismos subaéreos em várias bacias da margem, nessa fase 
também ocorreram reativações de grandes falhas e erosões de blocos de rifte, que arrasam a 
topografia anterior e separaram os ambientes de sedimentação continental/lacustrinos de rifte 
dos ambientes transicionais e marinhos da fase pós-rifte (Mohriak, 2003; Winter et al., 2007). 
A supersequência de pós rifte (Figura 2.1) corresponde à seção sedimentar 
superior do Grupo Lagoa Feia, compreendendo as formações Itabapoana, Gargaú, Macabu e 
Retiro depositados durante o Aptiano médio e superior (Winter et al., 2007). A Formação 
Itabapoana, é representada por conglomerados e arenitos de borda de bacia, nessa sequência 
se observa um padrão progradante passando a um retrogradante até o topo da sequência 
(Winter et al., 2007). 
Mais ao centro e sul da bacia, representada predominantemente por rochas 
pelíticas como folhelhos, siltitos, margas e intercalados com arenitos e calcilutitos, a 
Formação Gargaú foi depositada em ambiente costeiro raso e transicional. Com eventuais 
aportes siliciclásticos arenosos e conglomeráticos grada distalmente para camadas de 
calcários estromatolíticos e lamitos microbiais da Formação Macabu, em ambiente árido e 
raso (Winter et al., 2007). 
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Formada pela a invasão marinha e limitada na base pela discordância entre os 
evaporitos e a sequência sedimentar transicional, a Formação Retiro é representada por uma 
suíte evaporítica composta por camadas de halita que foram remobilizadas, formando domos 
salinos (Rangel et al, 1994). De modo geral, a formação é disposta com os sais mais solúveis 
localizados nos depocentros, com a sequência de anidrita, anidrita+ halita, anidrita + halita + 
carnalita/silvinita (Winter et al., 2007). A sequência é coberta predominantemente por 
sedimentos de plataforma de águas rasas do Grupo Macaé ao final da deposição evaporítica. 
 
2.3 Fase Drifte 
 
Compreendendo a fase drifte da bacia (Figura 2.1), a deposição do Grupo Macaé 
ocorre em um regime de subsidência térmica associada a tectonismo adiastrófico (Mohriak, 
2003; Winter et al., 2007). A sequência sedimentar compreende as formações Goitacás 
(proximal), Quissamã (distal) e Outeiro (definidas como membros por Rangel et al., 1994) 
além das formações Imbetiba e Namorado (definidos por Winter et al, 2007). A Formação 
Goitacás, presente ao longo da borda oeste da bacia, é litologicamente caracterizada por 
associações de leques aluviais, leques deltaicos, fandeltas (clástico). Além de bancos e 
lagunas calco pelíticas, possui conglomerados polimíticos e arenitos mal selecionados. 
Usualmente essas rochas foram referidas como “Macaé Proximal” (Rangel et al, 1994; Winter 
et al., 2007). 
Nas porções intermediárias predominam sedimentos carbonáticos da Formação 
Quissamã depositados em ambiente de alta a moderada energia e representadas por bancos de 
calcarenitos oolíticos, oncolíticos e micro-oncolíticos, por vezes extensivamente 
dolomitizados. Informalmente denominada de “Macaé Inferior” e “Macaé Água Rasa” está na 
porção mais distal na qual se observa um aumento significativo no teor de argila. A base da 
seção é caracterizada por um sistema carbonático de planície de maré, com subambientes de 
supramaré, intermaré e lagunar. Em sua porção proximal, a Formação Quissamã/Membro 
Búzios é constituída por estratos dolomíticos com sistema poroso complexo composto por 
brechas, vugs, grutas e cavernas (Rangel et al, 1994; Winter et al., 2007). 
A Formação Outeiro é composta por calcilutitos com biota plantônica, 
principalmente foraminíferos (proximal e mediano) e sobrepõe estratigraficamente a 
Formação Quissamã. Uma vez que esta unidade foi depositada em águas profundas há um 
considerável enriquecimento em folhelhos e margas, com aumento de foraminíferos 
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planctônicos, cocólitos e radiolários. Os pelitos são conhecidos como “Macaé Superior” ou 
/’Seção Bota” devido sua forma em perfis elétricos (Rangel et al, 1994; Winter et al., 2007). 
Marcando a porção superior do Grupo Macaé, a Formação Imbetiba é constituída 
por margas e pelitos do Cenomaniano que ocorrem praticamente em toda a bacia. Marcando a 
transição do Cretáceo Inferior e Cretáceo Superior esses pelitos compõem uma grande cunha 
clástica que sela definitivamente a ocorrência de carbonatos na bacia (Winter et al., 2007). Os 
depósitos arenosos de sistemas originados por fluxos hiperpicnais formam a Formação 
Namorado, que representa reservatórios encaixados em baixos estruturais gerados pela 
halocinese (Winter et al., 2007). 
Modelos que enfatizam a importância da tectônica do sal na deposição de 
sedimentos recebem grande atenção, principalmente por serem relacionados a reservatórios 
potenciais. Apesar de que eventos de reativação transcorrentes representam grande 
importância para a bacia, o padrão principal dos falhamentos parece estar relacionado 
principalmente a tectônica gravitacional, apesar do notável estilo tectônico do sal ser 
associado a falhas antitéticas. (Mohriak et al, 2003). 
Em Cabo Frio, uma falha antitética favoreceu o grande aporte sedimentar de 
sedimentos siliciclásticos associados ao soerguimento da Serra do Mar e da Mantiqueira, 
sobrecarregando a camada de sal e resultando em sua mobilização. As estruturas formadas 
junto aos domos de sal, relacionadas a falhas lístricas, afetaram toda a deposição carbonática 
do Grupo Macaé, enquanto que as calhas serviram como semi-bacias para a deposição distais 
arenosas de fluxos hiperpicnais desde o Albiano (Mohriak et al., 2003). 
Do Coniaciano a Mesocampaniano, essas semi-bacias acolheram a sequência 
sedimentar marcada pelo Grupo Campos, proposto por Schaller (1973) como Formação, para 
designar a seção clástica-carbonática sobreposta aos carbonatos Macaé. Esse grupo é 
caracterizado por um maciço aporte sedimentar das formações Ubatuba, Carapebus e Emboré, 
associado à intensa atividade vulcânica. As deposições dessas sequências ocorreram em 
ambiente progressivamente mais profundo, de batial superior a médio, sendo que os depósitos 
arenosos proximais são encontrados confinados nas calhas intra-taludes, com padrão 
retrogradante, típico de uma megasequência marinha transgressiva. Em sua porção proximal, 
a sequência é caracterizada por sedimentos arenosos avermelhados neríticos, típicos de 
ambiente plataformal raso, como depósitos de fandelta. Nas porções intermediárias, 
predominam folhelhos e nas distais margas intercaladas com corpos arenosos (Rangel et al, 
1994; Winter et al., 2007). 
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As formações Ubatuba e Carapebus, representadas por pacotes siliciclásticos finos 
com raros corpos arenosos, têm origem em fluxos hiperpicnais turbidíticos de ambiente 
marinho profundo (batial inferior). A Formação Emboré, definida por Schaller (1973) como 
arenitos e carbonatos impuros, é caracterizada por arenitos plataformais avermelhados que 
foram depositados em ambiente de plataforma costeira, nerítico raso, em sistema do tipo 
fandelta (Rangel et al, 1994; Winter et al., 2007). 
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Figura 2.1 - Carta estratigráfica da Bacia de Campos (Winter et al., 2007). Intervalo de deposição da Formação Carapebus no Campo de Peregrino (retângulo vermelho).
25 
3 Referencial Teórico 
 
Nesse capítulo será abordada a revisão bibliográfica dos principais temas 
relacionados a criação de um modelo geológico. Os temas escolhidos incluem o marco 
conceitual na formação de sistemas turbidíticos, com distribuição de litologias e geometria 
dos depósitos; fundamentação teórica para o estabelecimento de fácies e propriedades das 
rochas, com as principais características dos perfis geofísicos e propriedades petrofísicas 
associadas a um reservatório; e recapitulação da modelagem estocástica, com foco nos 
métodos de Simulação Sequencial de Indicatriz e Simulação Sequencial Gaussiana. 
 
3.1 Sistemas turbidíticos 
 
Durante os últimos 50 anos diversos trabalhos foram publicados na temática dos 
depósitos turbidíticos. Devido à grande quantidade de informações e definições, a 
compreensão desses depósitos se tornou extremamente complexa, principalmente por o 
conceito de “turbidito” ter evoluído muito desde a definição original (Mutti et al., 2009). 
Até o inicio do século XX se acreditava que ambientes marinhos profundos eram 
ambientes calmos e sem atividade de correntes, onde apenas material mais fino era 
acumulado. Atualmente se sabe que as regiões profundas são ambientes dinâmicos, onde o 
sedimento mais grosseiro pode ser transportado e depositado a quilômetros da plataforma por 
processos gravitacionais (Friedman e Sanders, 1997; Shanmugam, 2000; Mutti et al., 2009). 
Kuenen e Magliorini (1950) foram os primeiros autores a definirem o processo de 
um fluxo de turbidez como origem de grandes camadas sedimentares gradacionais. Desde 
então diversos autores contribuíram para a compreensão desses depósitos, destacando-se as 
observações de Bouma (1962) que se tornaram sinônimo de turbiditos e modelo padrão para 
esses depósitos (Mutti et al., 2009). 
A sequência de Bouma (1962) se baseia em uma distribuição gradacional normal 
das camadas do sedimento com um sequenciamento vertical das estruturas. Nessa definição o 
turbidito é composto por cinco principais sequências: Ta - porção basal composta de areia 
grossa à média com gradação normal e estrutura maciça sobre uma superfície erosiva; Tb - 
porção composta por areia fina e laminação plana paralela; Tc - porção composta por areia 
fina com laminação cruzada; Td - porção composta por silte em estrutura laminada; Te - 
porção superior composta de material argiloso sem estrutura (Figura 3.1). Por muito tempo a 
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sequência de Bouma se tornou a base para a classificação de depósitos turbidíticos, porém 
posteriormente foi definida como representativa apenas de fluxos de baixa densidade (1.1 
g/cm³) (Mutti et al., 2009; Shanmugam, 2016). 
 
 
Figura 3.1 –Modelo de fácies turbiditicas de Bouma (1965) com cinco divisões principais (Modificado de Shanmugam, 
2000). 
 
Segundo Shanmugam (2000) vários esquemas foram utilizados para classificar e 
explicar os processos gravitacionais sedimentares, como reologia, estudo da deformação e 
escoamento dos fluxos (Dott, 1963); mecanismos de sustentação dos sedimentos (Middleton e 
Hampton 1973); reologia e mecanismo de sustentação em conjunto (Lowe, 1979, 1982). 
Os problemas de se utilizar apenas a classificação baseadas em sustentação 
mecânica de sedimentos, como proposto por Middleton e Hampton (1973), é o fato dessa 
classificação apenas considerar o tipo final de processo, sendo que o fluxo natural é muito 
mais amplo (diversos mecanismos de suporte); apenas considera os mecanismos de suporte 
durante o transporte, sendo que os depósitos refletem o momento de deposição; e não há uma 
maneira de identificar mecanismos de transporte em registros atuais (Shanmugam, 2000). 
Atualmente o modelo mais aceito no processo de deposição de um fluxo 
gravitacional se enquadra na classificação de Dott (1963), definindo o fluxo em bipartido. 
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3.1.1 Fluxos bipartidos 
 
Shanmugam (2000) classificou os fluxos gravitacionais em fluxos Newtonianos e 
fluxos plásticos. Os fluxos Newtonianos são deformados no momento em que a tensão de 
cisalhamento é aplicada, enquanto os fluxos plásticos são deformados no momento em que a 
tensão de cisalhamento tenha excedido o valor limite. Esses comportamentos são observados 
separadamente nos fluxos de turbidez, de modo que o fluxo se torna bipartido. 
Mutti et al. (1999, 2003) discutem esta natureza bipartida presente no transporte e 
deposição das correntes de turbidez. Esse comportamento bipartido possui fluxo basal denso, 
rápido, laminar e dirigido por inércia (fluxo plástico), como proposto por Sanders (1965); e 
uma porção superior de fluxo turbulento diluído (fluxo Newtoniano) (Figura 3.2A2). 
Correntes turbidíticas não são obrigatoriamente bipartidas, dependem da origem, eficiência de 
cada fluxo e distribuição do tamanho dos grãos (Shanmugam, 2000; Mutti et al, 2009). 
 
 
Figura 3.2 -  Esquema de fluxo de sedimento A) Evolução da corrente turbidítica; A1) Fluxo denso de cascalho com 
superfície de erosiva; A2) Fluxo bipartido, superior Newtoniano e basal plástico; A3) Transformação do fluxo denso basal 
em turbulento; A4) Regiões dominadas pelos processos erosivos e deposicionais da corrente de turbidez; B) Gráfico 
velocidade vs. distribuição espacial dos tratos de fácies de Mutti (2003) (Modificado de Mutti et al., 2009). 
Diversas correntes turbidíticas carregando grandes quantidades de sedimento 
grosso podem ser vistas com um comportamento bipartido, sugerindo que parte dos depósitos 
de tais correntes formam fácies bastante distintas, porém que possuam relação genética entre 
si. Esse efeito pode ser visto, por exemplo, quando a cabeça de fluxo de detritos se transforma 
em um fluxo turbulento em seu movimento de descida (Figura 3.2A3) (Mutti et al, 2009). 
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Mutti (1992) observou que esses fluxos bipartidos em transformação geram o que 
ele definiu como “tratos de fácies” e representam a conexão física entre conglomerados, 
arenitos grossos, arenitos finos laminados e siltitos, sugerindo que os depósitos possuem 
mesmo fluxo de origem (Mutti et al., 2009). 
Os tratos de fácies de Mutti (1992), também observados por Lowe (1982), são 
descritos em quatro principais grupos de fácies definidas pela textura. Esses grupos são: A: 
cascalho à clastos do tamanho de seixos; B: seixos pequenos à areia grossa; C: areia média a 
fina e D: areia fina à lama. Os grupos A e B se movem como uma camada basal granular no 
fluxo; o grupo C se move inicialmente como uma camada granular evoluindo 
progressivamente para um fluxo turbulento, e o grupo D se move preferencialmente como 
fluxo turbulento com partículas em suspensão (Figura 3.2B) (Mutti et al., 1999, Mutti et al., 
2009). 
As fácies apresentadas por Mutti (1992) estão inseridas em processos erosionais e 
deposicionais da evolução descendente das correntes de turbidez. Esses processos são 
separados em nove principais divisões: F1: fluxo de detritos coesivos (Figura 3.2A1); F2: 
fluxo hiperconcentrado; F3: congelamento por fricção; F4, F5, F7, e F8: correntes de turbidez 
de alta densidade; F6: tração; F9: correntes de turbidez de baixa densidade (sequência de 
Bouma) (Figura 3.2A4) (Mutti et al., 2009; Shanmugam, 2016). 
 
3.1.2 Elementos deposicionais e Geometria 
 
Os processos deposicionais das correntes de turbidez geram diferentes depósitos 
dependendo da forma em que se encontra a bacia. A interação hidrodinâmica entre o fluxo e a 
topografia tem um papel fundamental no controle do depósito. Variações nas dimensões 
estruturais terão impacto significativo na velocidade, na deflexão e na reflexão do fluxo 
(Kneller et al., 1991; Kneller, 1995). 
As configurações da topografia determinam a deposição dos sedimentos de 
diversos modos: como a geometria dos corpos e distribuição das fácies; repetições verticais 
das sequências; erosões ou bypass em altos estruturais; seleção no tamanho dos grãos com 
concentração de sedimento grosso nos baixos estruturais e finos em altos estruturais; e 
ausência de estruturas sobre pequenos obstáculos (Morris et al., 1998; Kneller e McCaffrey, 
1999; Gervais et al., 2004). 
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A interação entre o fluxo e a topografia tem particularmente uma grande 
importância em sistemas turbiditicos confinados. Nestes sistemas quando o volume de 
sedimento é insuficiente resultará em depósitos espessos em relação à área, já com grandes 
quantidades de sedimento esses sistemas irão crescer para as margens da bacia. Para grandes 
sistemas turbidíticos não confinados, em uma bacia sem restrições, quando supridos de 
grandes quantidades de sedimento, resultarão em extensos depósitos em espessura e área 
(Mutti e Normark, 1987; Piper e Normark, 2001; Covault e Romans, 2009). 
Além dos processos relacionados à evolução das correntes gravitacionais muitos 
elementos podem compor um turbidito, como: feições erosivas; canais; depósitos de dique 
marginal; depósitos de transição lobo-canal; lobos e planícies de inundação. Apesar de 
depósitos modernos e antigos dificilmente apresentarem todos os elementos característicos, os 
sistemas turbidíticos comumente apresentam a associação canal - lobo, lobos e planície de 
espalhamento, onde o padrão de dissipação energética ocorre com o transporte do sedimento 
em um fluxo confinado (canais) e a deposição final, onde o fluxo espalha e desacelera 
(depósitos laminados) (Posamentier e Kolla, 2003; Mutti et al., 2009). 
Segundo Moraes et al. (2006) os reservatórios de água profundas podem ser 
classificados em três principais arquiteturas, sendo da porção mais proximal a porção distal: 1 
- complexos de canais discretos; 2 - complexos de canais amalgamados; e 3 - complexos de 
canais distributários e lobos. Os complexos de canais discretos possuem variações laterais 
curtas, um grande alongamento na direção da deposição e empilhamento vertical dos corpos, 
tornando-os parcialmente segregados entre si, porém tridimensionalmente conectados (Figura 
3.3A). 
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Figura 3.3 - Principais arquiteturas dos reservatórios de águas profundas A) complexos de canais discretos; B) complexos de 
canais amalgamados; C) complexos de canais distributários e lobos (Modificado de Moraes et al. 2006). 
 
Nos canais discretos a presença de intercalações entre fácies espessas compostas 
por arenitos, conglomerados associadas ao preenchimento dos canais e fácies típicas de 
planícies de inundação compostas por arenitos finos (divisões Tb e Tc da sequência de 
Bouma), siltitos e lamitos são as feições diagnósticas desse sistema (Moraes et al., 2006). 
Os complexos de canais amalgamados são formados por um sistema de canais 
rasos com migração lateral frequente. Nesse sistema o empilhamento vertical é relativamente 
menor em comparação a justaposição lateral, formando reservatórios de extensos corpos de 
arenito com arquitetura em forma de lobo ou tabular e barreiras de permeabilidade 
descontínuas devido à erosão dos canais. Apresentam conectividade alta devido à 
amalgamação dos corpos e barreira de permeabilidade, prejudicando principalmente a 
conectividade vertical (Figura 3.3B) (Moraes et al. 2006). 
A principal associação de fácies no sistema de canais amalgamados são os 
espessos pacotes de arenito com poucas intercalações de folhelhos. Ao contrário do sistema 
de canais discretos, esse sistema possui fácies com granulometria mais homogênea, menor 
quantidade de intraclastos e menor desenvolvimento de fácies associadas a planícies de 
inundação (Moraes et al. 2006). 
Os complexos de canais distributários e lobos representam a transição canal-lobo, 
sendo as áreas proximais caracterizadas por canais distributários rasos que alimentam os lobos 
distais. Sua geometria tem forma tabular com lentes muito extensas, não possuem feições 
erosivas na base das camadas e barreiras de permeabilidade com grande continuidade. A 
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conectividade lateral desse sistema é alta devido ao amalgamamento dos corpos, resultando 
em uma menor anisotropia horizontal (Figura 3.3C) (Moraes et al. 2006). 
Nos sistemas de canais e lobos a distribuição das fácies é relacionada a sequência 
deposicional das correntes de turbidez como proposto por Lowe (1982) e Mutti (1992), de 
modo que o depósito será variável dependendo da densidade do fluxo e granulometria. Os 
depósitos de lobos se diferenciam dos depósitos de canais amalgamados por apresentarem 
sedimentos mais finos com espessuras menores e intercalados com material de depósitos 
hemipelágicos (Moraes et al. 2006). 
 
3.2 Fácies e propriedades petrofísicas 
 
Segundo Cosentino (2001), a definição de um modelo 
sedimentológico/deposicional conceitual é um dos objetivos primários em um estudo 
integrado de reservatório, uma vez que será a base para a criação de um modelo litológico 
para a área. A descrição sedimentológica e a interpretação dos sistemas deposicionais 
fornecem informações importantes sobre a geometria do reservatório, necessária para a fase 
de modelagem. 
O modelo sedimentológico é geralmente definido pela análise detalhada de 
testemunho, perfilagem geofísica, interpretação sísmica e estudos análogos de afloramento. 
As fácies, consideradas os elementos básicos de um modelo geológico, são essenciais na 
criação de uma arquitetura 3D mais realista, pois representam a complexidade litológica do 
campo, assim como uma distribuição mais efetiva das propriedades petrofísicas associadas 
(Cosentino, 2001).  
Na literatura há diferentes definições para os tipos de fácies: litofácies ou 
petrofácies (definidas em testemunhos), eletrofácies (definidas em perfilagem), fácies 
sísmicas (definidas na sísmica) e litotipos (grupos de fácies). Em estudos de fácies em poços 
há duas principais fontes independentes de dados litológicos, uma direta, advinda das 
perfurações (testemunhos e amostras de calha) e uma indireta, advinda de perfis geofísicos, 
ambas essenciais para a reconstrução litológica. (Cosentino, 2001; Rider, 2002).  
A maioria dos dados disponíveis do reservatório pode ser utilizada na 
caracterização de fácies, como: composição mineralógica, texturas e estruturas sedimentares, 
efeitos diagenéticos, distribuição granulométrica, propriedades petrofísicas, entre outros. 
Comparações entre esses dados e perfis geofísicos são frequentemente realizados, uma vez 
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que essas curvas representam valores quantitativos correspondentes à formação, 
consequentemente as litologias (Cosentino, 2001; Rider, 2002).  
Segundo Cosentino (2001) a definição de fácies por perfis geofísicos, ou 
eletrofácies, é realizada de duas formas: por meio da correlação entre as litofácies e suas 
propriedades em testemunho ou por classificação estatística gerada em algoritmos de 
aprendizagem. 
 
3.2.1 Perfis geofísicos 
 
Segundo Nery (2013) os perfis geofísicos são a representação gráfica entre as 
profundidades e as propriedades petrofísicas das rochas durante a trajetória do poço. O 
conjunto dos perfis geofísicos não fornece diretamente as propriedades petrofísicas de 
interesse, como porosidade, permeabilidade, teor de argila, saturação de fluidos, etc. Tais 
propriedades são interpretadas a partir dos registros elétricos, radioativos e acústicos das 
rochas.  
Os perfis básicos disponíveis em um estudo de reservatório para a delimitação do 
intervalo de interesse, para a relação perfil-rocha, classificação de fácies e cálculo de 
propriedades petrofísicas são: raio gama (GR), densidade (RHOB), neutrão (NPHI), 
resistividade (ILD) e velocidade sônica (DT). 
 
3.2.1.1 Perfil de Raio Gama (GR) 
 
O perfil de raio gama é o registro da radioatividade emanada naturalmente dos 
elementos urânio, tório e potássio presentes nas rochas. Relacionado com o decaimento 
radioativo desses minerais, a energia liberada interage com os materiais do detector que a 
converte em radiação ionizante sendo observada por um sinal elétrico (Ellis e Singer, 2008). 
  No registro, as energias associadas aos elementos radioativos se diferem quanto 
a distribuição das energias liberadas. O potássio é caracterizado de uma única emissão de raio 
gama (1,46 MeV), enquanto o tório e o urânio decaem em duas diferentes séries devido aos 
diferentes isótopos gerados. A série do tório é característica devido ao pico relacionado ao 
tálio (2,62 MeV) e a série do urânio devido ao bismuto (1,76 MeV) (Ellis e Singer, 2008). 
 Em poços perfilados de petróleo, a radioatividade natural é comumente 
encontrada em folhelhos, onde valores altos de raio gama estão associados às rochas que 
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tenham alta composição de minerais de argila. A análise de folhelhos por um espectro de raio 
gama mostra que cada um dos três elementos, U, Th e K, contribuem relativamente com a 
radioatividade geral, porém o comportamento individual de cada elemento em minerais de 
argila é diferente (Rider, 2002). 
Apesar de o potássio ser encontrado em grande quantidade em minerais de argila, 
está presente também em minerais detríticos como os feldspatos, que podem compor os 
arenitos, e, portanto não deve ser utilizado sozinho como um “indicador de folhelhos”. A 
distribuição de urânio é bastante irregular devido a sua afinidade com componentes 
secundários, mas principalmente por sua precipitação estar relacionada a ambientes ácidos 
(pH 2,5-4,0), redutores (rH 0-0,4), e a adsorção por matéria orgânica (Rider, 2002). 
Em arenitos, o perfil de raio gama frequentemente mostra baixos valores, embora 
alguns minerais associados apresentem radioatividade. Os minerais mais comuns são os 
feldspatos, micas, minerais pesados e fragmentos líticos, sendo que os dois primeiros 
possuem potássio, o terceiro tório e o último geralmente contém urânio. (Rider, 2002). 
 
3.2.1.2 Perfil de densidade (RHOB) 
 
O perfil de densidade é um registro contínuo da densidade da formação próxima a 
trajetória do poço, representando a densidade volumétrica da rocha incluindo matriz sólida e 
os fluidos que preenchem os poros. Em um arenito sem nenhuma porosidade, por exemplo, 
terá densidade de 2,65g/cm³ que representa a densidade do quartzo puro. Em uma porosidade 
de 10%, o mesmo arenito possuirá uma densidade de 2,49 g/cm³, representando a soma de 
90% dos grãos de quartzo (2,65g/cm³) e 10% de água (1 g/cm³) (Rider, 2002). 
A técnica do equipamento do perfil de densidade consiste no bombardeamento 
focalizado de raios gama de energia médio-alta (0,2 – 2 MeV) e na medição de sua atenuação 
entre a fonte do equipamento (elementos radioativos como o Cs-137 e Co-6) e os detectores.  
Variações de densidades totais em arenitos geralmente indicam mudanças em suas 
porosidades, sendo considerada em arenitos de quartzo puro uma densidade dos grãos de 2,65 
g/cm³. Mudanças na densidade dos grãos mudarão dependendo de constituintes que não sejam 
quartzo, como misturas com feldspatos, micas, fragmentos líticos e fragmentos de rochas 
(Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004). 
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3.2.1.3 Perfil neutrão (NPHI) 
 
O perfil neutrão é o registro contínuo da reação da formação ao bombardeamento 
por nêutrons acelerados geralmente citados como “unidades de porosidade neutrão”, uma vez 
que é relacionado com o índice de hidrogênio da formação. Muitos dos equipamentos usam 
uma fonte química para produzir esses nêutrons que inicialmente possuem energia de 4 MeV 
(velocidade = 2800cm/μs) (Rider, 2002). 
Os nêutrons são partículas subatômicas eletricamente neutras, mas que possuem 
massa essencialmente igual ao do núcleo de hidrogênio. Essas partículas interagem com a 
matéria de dois modos, por colisão, que ocorre principalmente em estados de maior energia, e 
por absorção, que ocorre em estados de baixa energia. A perda de energia de nêutrons rápidos 
ocorre principalmente devido ao espalhamento elástico que ocorre nas colisões com partículas 
de mesma massa, no caso da perfilagem, o hidrogênio. Colisões de nêutrons com partículas 
mais pesadas, chamadas de espalhamento inelástico, não causa perdas significativas de 
energia (Rider, 2002). 
O hidrogênio detectado ocorre de duas maneiras, uma na combinação entre 
hidrogênio e carbono (hidrocarbonetos), e uma na combinação entre hidrogênio e oxigênio 
(água). Os hidrocarbonetos podem ocorrer em forma de gás (metano, etc.), líquido (óleo, 
betume, etc.) ou sólido (carvão, matéria orgânica), já a água pode ocorrer como água livre 
(poros), íons adsorvidos (em argilas), como água de cristalização (como em evaporitos) ou 
combinadas (como em rochas ígneas) (Rider, 2002, Asquith e Krygowski, 2004). 
 
3.2.1.4 Perfil de resistividade (ILD) 
 
O perfil de resistividade é o registro da resistividade da formação, ou seja, a 
resistência da passagem de corrente elétrica. A maioria da matriz e grãos de rochas tem 
comportamento isolante, enquanto os fluídos que as preenchem são condutores, com exceção 
aos hidrocarbonetos que são infinitamente resistivos (Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 
2004). 
Rochas são essencialmente isolantes, porém raramente consistem apenas de 
materiais rochosos, também sendo encontrados poros e vazios. Os poros muitas vezes são 
preenchidos por água, que naturalmente pode variar de água doce a muito salina (Rider, 
2002). 
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A presença de fluídos tem grande importância na resistividade de uma rocha, 
porém a textura e mais especificamente a geometria dos poros e suas conexões tem um papel 
fundamental na passagem de corrente elétrica. Em rochas, a facilidade com que a corrente 
percorre o caminho entre poros define a expressão de Fator de Resistividade da Formação. 
Quando o fator é baixo a rocha é passiva a passagem de corrente, quando o fator é alto, a 
rocha possui um grande efeito inibidor a passagem de corrente (Rider, 2002). 
 
3.2.1.5 Perfil sônico (DT) 
 
O perfil sônico fornece o tempo de trânsito intervalar da formação (Δt) em 
microssegundos por pé (μs/ft). Esse registro mede a capacidade da formação transmitir ondas 
compressionais sonoras, sendo que essa característica varia para cada litotipo, estruturas, 
porosidade e fluídos. A técnica é baseada na medição do tempo necessário para um pulso 
viajar entre o transmissor e receptor. O pulso utilizado para gerar o perfil constitui de ondas 
compressionais ou onda P, de modo que as partículas vibram no sentido da propagação da 
onda (Rider, 2002). 
Apesar do perfil sônico não ser ideal para a identificação litológica, sua resposta é 
muito sensível a texturas de rochas, sendo a viagem do som intimamente associado com a 
matriz, à distribuição dos grãos, cimentação e fraturas (Rider, 2002). 
 
3.2.2 Propriedades petrofísicas 
 
A petrofísica é o estudo das propriedades das rochas e suas interações com 
fluidos, como gás, óleo ou soluções aquosas. Os materiais formadores das rochas 
sedimentares criam redes tridimensionais de poros interconectados que controlam a 
acumulação e migração de hidrocarbonetos. A compreensão dessas propriedades auxilia os 
geocientistas e engenheiros a predizer o volume e o escoamento de óleo em um campo 
petrolífero (Tiab e Donaldson, 2004). 
Propriedades petrofísicas das rochas dependem em grande parte dos ambientes 
deposicionais, como composição mineralógica, tamanho de grão, orientação e 
empacotamento, cimentação e compactação (Tiab e Donaldson, 2004). Dentre as propriedades 
petrofísicas, neste trabalho serão analisado volume de folhelho, porosidade e saturação de 
água. 
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3.2.2.1 Volume de folhelho (Vsh) 
  
A quantificação do volume de folhelho é um dos parâmetros mais importantes no 
estudo integrado de reservatório. Essa propriedade gera grandes impactos na quantificação da 
porosidade efetiva e saturação de água da rocha, consequentemente a estimativa de óleo para 
o campo (Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004; Nery, 2013).  
A maneira como os folhelhos e/ou minerais de argila estão distribuídos em uma 
rocha impactam diretamente no registro de alguns perfis geofísicos e na qualidade do 
reservatório (Ellis e Singer, 2008). Segundo Nery (2013) esse efeito da “argilosidade” nos 
perfis geofísicos depende de cinco fatores: 1 - volume de folhelho; 2- distribuição espacial 
dos minerais; 3- diferentes tipos de argilominerais; 4- salinidade da água e 5-saturação de 
água. 
O volume de folhelho pode ser entendido como a porcentagem de folhelho 
presente em uma rocha porosa. Nesta definição, considera-se folhelho como uma rocha de 
granulometria fina composta por silte e argila. Do ponto de vista das medidas de perfis, as 
propriedades médias dos grãos de silte são frequentemente similares aos grãos de areia, que 
diferem dos minerais de argila (Ellis e Singer, 2008).  
Em estudos petrofísicos, deve-se sempre considerar o silte como parte da areia ou 
parte da argila. Apesar de o silte possuir geralmente composição de quartzo, frequentemente 
pode ter uma composição de feldspato e matéria orgânica, contribuindo na somatória total de 
radioatividade das rochas (Ellis e Singer, 2008). 
Além da composição, a distribuição espacial dos folhelhos ocorre em três modos 
distintos: estrutural, laminado e disperso (Figura 3.4). O folhelho estrutural é definido como 
um tipo de pré-folhelho que participa do arcabouço estrutural como grão detrítico, enquanto a 
porosidade e permeabilidade se mantêm constantes. Sua mineralogia é semelhante a 
composição dos folhelhos adjacentes, ocorrendo como clastos em canais preenchidos (Ellis e 
Singer, 2008; Nery, 2013). 
O folhelho laminar aparece como camadas discretas intercaladas com as areias, 
bloqueando a porosidade, permeabilidade horizontal e vertical da formação. Sua composição 
mineralógica é semelhante aos folhelhos adjacentes e sua espessura pode ultrapassar a 
resolução dos perfis, sendo assim um corpo comum de folhelho (Ellis e Singer, 2008; Nery, 
2013). 
O folhelho disperso preenche os poros das rochas sem afetar o espaço dos grãos 
de areia, prejudicando a porosidade e permeabilidade. Sua mineralogia pode ser diferente dos 
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folhelhos adjacentes e é formada diagenéticamente in place pela precipitação dos fluidos 
intersticiais. 
 
 
Figura 3.4 - Distribuição espacial dos diferentes folhelhos em arenitos (Modificado de Ellis e Singer, 2008). 
 
Como o perfil de raio gama registra diretamente a radioatividade de uma 
formação, frequentemente é associado ao conteúdo de folhelho devido aos elementos urânio, 
tório e potássio presentes nos minerais. Frequentemente a relação empírica entre as duas 
variáveis é não linear. A resposta não linear é associada a diversos fatores, podendo ser 
corrigida com base em campos análogos, idade da rocha ou ajustes com informações do 
campo de estudo (Asquith e Krygowski, 2004). 
 
3.2.2.2 Porosidade efetiva (𝝋𝒆) 
 
A porosidade efetiva pode ser definida como a porcentagem de espaços vazios 
interconectados totais da rocha. Essa propriedade quantifica os espaços disponíveis no 
reservatório que podem ser preenchidos por água, óleo ou gás (Cosentino, 2001). 
A porosidade é um parâmetro essencial em um campo petrolífero, uma vez que 
controla a presença e o escoamento dos fluidos de uma rocha. Em reservatórios de arenito, 
podem ocorrer três tipos básicos de porosidade associada a textura da rocha: intergranular, 
dissolução e microporosidade  (Figura 3.5) (Pittman, 1979). 
A porosidade intergranular ocorre entre os grãos de areia e é o tipo primário de 
porosidade, podendo ser modificada em tamanho, forma ou destruída por processos 
diagenéticos. Esse tipo de porosidade é o mais eficiente em armazenamento e escoamento de 
óleo com níveis altos de tamanho de poro e permeabilidade (Pittman, 1979).  
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Porosidade de dissolução resulta da dissolução de minerais carbonáticos, 
feldspatos, sulfatos e outros materiais solúveis (grãos detríticos, cimentos de minerais 
autigênicos e minerais de substituição). Reservatórios areníticos com apenas porosidade de 
dissolução variam de qualidade dependendo da quantidade e interconexão dos poros (Pittman, 
1979). 
A microporosidade pode ser definida como um espaço de raio de abertura menor 
que 0,5 µm. Microporosidades ocorrem entre grãos de argila ou na restrição da garganta de 
poro dos arenitos. Arenitos argilosos frequentemente tem microporosidades, independente se 
a argila é autigênica ou alogênica. (Pittman, 1979).  
 
Figura 3.5 - Tipos básicos de porosidade em arenitos. 
 
Considerando os tipos de porosidade textural em arenitos, podem-se definir ainda 
dois principais tipos de porosidade em um estudo de reservatório: A total e a efetiva. A 
porosidade total é definida como os espaços totais não sólidos medidos pela desagregação das 
amostras de testemunho, enquanto a porosidade efetiva é definida como os espaços vazios 
medidos depois da secagem, porém antes da desagregação do testemunho (Ellis e Singer, 
2008). 
Na prática, a diferença entre as duas porosidades pode ser definida com a 
conectividade dos poros. Para a análise de perfilagem, a porosidade efetiva é a porosidade 
total menos o conteúdo de folhelho presente entre os poros da rocha.  
Diversas relações entre os perfis geofísicos podem quantificar os espaços vazios 
de uma formação. Frequentemente são utilizados os perfis de densidade (RHOB) e neutrão 
(NPHI) para a quantificação dessa propriedade nos poços. Apesar de o perfil NPHI 
quantificar indiretamente a presença de fluidos de uma rocha, consequentemente os espaços 
preenchidos por esses fluidos, seu registro muitas vezes é influenciado pela presença dos 
folhelhos (água adsorvida) e pela saturação de água irredutível.  
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3.2.2.3 Saturação de água (Sw) 
 
A saturação de água quantifica a porcentagem dos poros preenchidos por fluido, 
indicando diretamente a potencialidade de uma rocha ser reservatório em um campo. A 
distribuição dessa propriedade depende de diversos fatores, como propriedades físicas da 
rocha e fluido, assim como a relação entre a rocha e o fluido. Uma série de técnicas pode ser 
utilizada para a estimativa da saturação de fluidos em um campo, como medidas diretas de 
fluidos nos poros ou medidas indiretas, como amostras de testemunho ou perfis de poços 
(Cosentino, 2001). 
 A saturação de água é definida como a porcentagem dos poros da rocha que 
são preenchidos por água. Nesta quantificação, os fluidos que estão presentes em um 
reservatório (água, óleo, gás) são estimados pela utilização do perfil de resistividade como 
proposto por Archie (1942). Segundo Archie (1942) o Fator de Resistividade da Formação, 
razão entre a resistividade da formação e a resistividade do fluido que contém, define 
matematicamente a facilidade com que a corrente elétrica percorre a rocha Equação 3.1 
(Rider, 2002).  
 
𝐹 =  
𝑅𝑜
𝑅𝑤
 
 
Equação 3.1 
 
F= Fator de resistividade da formação 
Ro = Resistividade da rocha preenchido por água 
Rw = Resistividade da água 
 
Entre as características que estão associadas a passagem de corrente elétrica na 
rocha estão os poros (φ), preenchidos por fluidos, o fator de cimentação (m), cujo valor varia 
com o tamanho e distribuição dos grãos, e o fator de tortuosidade (a), relacionado a 
complexidade do caminho percorrido pela corrente. Essas constantes relacionam-se ao Fator 
de resistividade de Formação pela Equação 3.2 (Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004). 
  
F =  
a
φm
 
 
Equação 3.2 
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F= Fator de resistividade da formação 
a= Fator de tortuosidade 
φ = Porosidade efetiva 
m = Fator de cimentação 
 
A saturação de água proposta por Archie (1942) é determinada pela resistividade 
da água da formação e a resistividade real da formação na relação:  
 
Sw =  (
Rw
Rt
)
1
n 
 
Equação 3.3 
 
 
Sw = Saturação de água 
Rw = Resistividade da água 
Rt = Resistividade da formação 
n= expoente de saturação  
 
Onde o expoente de saturação é uma função entre a molhabilidade dos fluidos 
(água, óleo e gás) e a rocha, variando entre 1 a 2 para rochas sedimentares, onde a relação 
entre a molhabilidade e o expoente de saturação é linear. 
A relação proposta por Archie (1942), entretanto, é considerada apenas para 
arenitos limpos, ou seja, arenitos com baixo conteúdo de folhelho. Essa consideração se deve 
ao fato das partículas de folhelho possuírem alta capacidade de troca catiônica (CEC), ou 
capacidade de reter água em seus sítios trocáveis (Esmectita > Ilita/Clorita > Caulinita) (Nery, 
2013). 
A presença de argilominerais capeando os grãos não condutivos gera uma 
condução preferencial para a corrente elétrica em paralelo com a água. A não correção desse 
efeito superestima os cálculos de saturação de água, de maneira que as camadas com 
saturações baixas podem ser consideradas não potenciais para a produção de petróleo (Nery, 
2013). 
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3.3 Geoestatística  
 
A utilização da geoestatística como forma de representar fenômenos naturais se 
inicia em 1963 com Georges Matheron, que desenvolveu a Teoria das Variáveis 
Regionalizadas utilizada até os dias de hoje na avaliação de recursos minerais. Essas variáveis 
possuem características aleatórias e estruturadas, portanto, assumem qualquer valor 
pontualmente segundo sua função densidade de probabilidade e globalmente uma estrutura 
definida por uma função espacial (Journel e Huijbregts, 1978). 
Em estudos de fenômenos como os tratados neste documento, não é possível 
encontrar as distribuições de probabilidade reais. Assim, é realizado algumas inferências 
sobre os parâmetros que as caracterizam, como o momento de primeira ordem e o momento 
de segunda ordem (Journel e Huijbregts, 1978). 
Para que os momentos sejam validos no processo de inferência para um fenômeno se 
utiliza o conceito de estacionaridade, definido em primeira ordem, quando se assume ser 
constante o valor médio esperado para as diversas localizações, e segunda ordem, quando a 
covariância entre dois pontos, S(x1) e S(x2), é apenas dependente da distância entre si (Journel 
e Huijbregts, 1978).  
Confirmada a existência de estacionaridade, utilizam-se representações gráficas de 
independência espacial entre dois pontos, como o semi-variograma. O semi-variograma 
𝛾(ℎ) (Equação 3.4) possui a metade do valor do variograma, que experimentalmente para 
uma distância h é definido em (Deutsch, 2002): 
 
𝛾(ℎ) =
1
2 𝑁(ℎ)
∑ [𝑆(𝑥𝑖) −  𝑆(𝑥𝑖 + ℎ)]²
𝑁(ℎ)
𝑖=1
 
 
Equação 3.4 
 
Onde N(h) é o número de pares em uma distância h e xi o local amostrado. O 
semi-variograma para cada distância h é a representação gráfica de algumas características 
intrínsecas a variável de estudo. Como o semi-variograma representa o grau de independência 
entre dois pontos, portanto com valores crescentes com o aumento da distância, seus valores 
tendem a alcançar um valor constante igual a variância amostral ou variância a priori, 
definindo assim o patamar (sill) (Figura 3.6) (Deutsch, 2002). 
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A distância do início do semi-variograma, ℎ = 0, à distância onde o patamar é 
alcançado é definido como alcance ou amplitude (range) e caracteriza a distância máxima 
onde a variável não possui nenhuma correlação espacial. Além dessas estruturas, ainda é 
possível identificar no semi-variograma o efeito pepita, relacionado à distância zero, porém 
𝛾(ℎ)  ≠ 0. O efeito pepita pode ser entendido como a soma de todos os erros medidos e 
variabilidade geológica a escalas menores que a distância h (Figura 3.6) (Deutsch, 2002). 
 
 
Figura 3.6 - Semi-variograma teórico (vermelho) e semi-variograma experimental (circulos). 
 
O modelo variográfico teórico ajustado ao modelo variográfico experimental 
(amostras) de maneira condizente é importante na fase de estimativa. Os valores do semi-
variograma teórico serão utilizados no sistema de equação do método de krigagem utilizado 
na interpolação de dados pontuais para locais não amostrados (Journel e Huijbregts, 1978). 
 
3.3.1 Modelagem Estocástica 
 
Uma das principais características na exploração de petróleo é a grande incerteza 
associada às condições de subsuperfície. Decisões de investimento baseadas em modelos 
geoestatísticos são tomadas em diversos estágios do desenvolvimento de um campo 
petrolífero, principalmente em fases iniciais quando a quantidade de dados é reduzida 
(Dubrule, 1989). 
Devido as informações geológicas e dados de poços não serem suficientes para 
predição da arquitetura do reservatório, a utilização de abordagens probabilísticas estocásticas 
mostram-se vantajosas, uma vez que são gerados diversos modelos possíveis, porém que 
respeitam as informações disponíveis (Dubrule, 1989). 
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Haldorsen e Damsleth (1990) ressaltam seis motivos pelos quais se aplicam 
métodos estocásticos em reservatórios: (1) informações estruturais incompletas, como 
dimensão, geometria e propriedades das rochas; (2) arranjo espacial complexo dos blocos e 
fácies do reservatório; (3) dificuldade em se estabelecer a variabilidade das propriedades e 
estruturas em relação a direção e posição; (4) problemas em definir escalas na relação 
propriedade/blocos; (5) maior quantidade de dados estáticos sobre os dinâmicos; (6) 
conveniência e velocidade na execução.  
Damsleth et al. (1990) propõem uma metodologia dividida em dois passos na 
modelagem de reservatório. No primeiro passo é preservada a arquitetura geológica e no 
segundo passo provê uma variabilidade pequena nas propriedades da rocha. Associado a estes 
dois passos, os autores definem ainda duas classes de modelos estocásticos: Os discretos e os 
contínuos. Os modelos discretos foram desenvolvidos a fim de se reproduzir feições 
geológicas naturais, como corpos de areia (dimensão e localização) e fácies (distribuição), já 
os modelos contínuos reproduzem as propriedades intrínsecas à rocha, como por exemplo, a 
porosidade, permeabilidade e saturação de água. 
Na metodologia em dois passos, técnicas baseados em pixel são largamente 
utilizados para criar modelos de fácies prévios aos modelos petrofísicos. A popularidade 
desses métodos é compreensível por quatro motivos: (1) dados locais são reproduzidos por 
construção; (2) o controle estatístico requerido (variograma) talvez seja inferido pela 
limitação de dados de poços; (3) dados sísmicos soft e tendências geológicas de grande escala 
são controlados diretamente, e (4) os resultados aparentam realísticos para as configurações 
geológicas onde não há clara geometria entre as fácies geológicas (Deutsch (2002). 
Kelkar e Perez (2002), devido à larga utilização na literatura, estudo de campos e 
efetividade na captura das heterogeneidades, discutem mais especificamente dois métodos de 
simulação: A Simulação Sequencial de Indicatriz (SIS) e a Simulação Sequencial Gaussiana 
(SGS). Para a aplicação destes dois métodos são requeridos cinco passos: (1) Transformar o 
dado original em um novo domínio, (2) modelar os variogramas no domínio transformado, (3) 
determinar um trajeto aleatório para visitar em toda a área não amostrada, (4) estimar os 
valores em locais não amostrados com técnicas de krigagem e (5) retransformar os valores 
para o domínio original (Deutsch, 2002, Kelkar e Perez, 2002). Esses dois métodos serão 
discutidos mais detalhadamente adiante. 
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3.3.2 Simulação Sequencial de Indicatriz (SIS) 
 
O método de simulação sequencial de indicatriz (SIS) tem sido largamente 
utilizado para descrever fácies diagenéticamente controladas, principalmente devido aos 
resultados terem alta variabilidade mais correta anisotropia e corretas medidas de variograma 
(Deutsch, 2002).  
Transformação em um novo domínio: O principal motivo para a transformação 
do dado original em um novo domínio é a quantificação da incerteza em locais sem 
amostragem. Dentre os métodos de transformação de domínio está a transformação 
indicadora. Essa transformação permite que qualquer valor das amostras seja transformado 
em um sistema binário (Alabert e Massonnat, 1990; Deutsch, 2002, Kelkar e Perez, 2002). Na 
prática, cada valor da variável de interesse pode ser transformado em um valor indicador. Para 
variáveis discretas a transformação pode ser definida por: 
 
{
𝑰(𝒙𝒋, 𝑺𝒊) =  𝟏, 𝑠𝑒 𝑺(𝒙𝒋) =  𝑺𝒊, 𝑒
𝑰(𝒙𝒋, 𝑺𝒊) = 𝟎, 𝑠𝑒 𝑺(𝒙𝒋) ≠ 𝑺𝒊
   
 
Onde I(xj, Si) é igual ao valor indicador no limite Si, e S(xj) é igual ao valor da 
variável na localidade xj. A variável indicadora pode apenas ter dois valores possíveis: um ou 
zero. Ambas as transformações indicam o grau de certeza sobre os valores medidos. Se o 
valor da amostra possuir valor inferior ou igual a certo limite, o valor indicador será um e 
mostrará 100% de probabilidade de pertencer a esse intervalo, se o valor da amostra for maior 
ou diferente a certo limite, o valor indicador será zero e mostrará 100% de probabilidade de 
pertencer a esse outro intervalo. Para as variáveis discretas os valores indicadores capturam a 
função densidade de probabilidade (PDF), com a soma dos valores sempre igual a um 
(Alabert e Massonnat, 1990; Deutsch, 2002;  Kelkar e Perez, 2002). 
Modelagem espacial no domínio transformado: Este passo é similar a qualquer 
análise variográfica, onde o dado transformado para o novo domínio é estimado e modelado. 
Utilizando a transformação indicadora, a quantidade de variogramas varia com o tipo de dado. 
Nas variáveis discretas o número de variogramas será igual a quantidade de classes atribuídas 
aos dados. No caso das fácies, se as diferentes classes possuírem comportamentos espaciais 
distintos, a transformação indicadora permite que se capturem tais relações pelo uso de 
diferentes variogramas (Deutsch, 2002; Kelkar e Perez, 2002). 
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Seleção do trajeto aleatório: Com os variogramas definidos é escolhido um 
trajeto aleatório pela qual a simulação irá visitar os locais não amostrados. Uma sequência de 
números aleatórios, correspondentes ao número de blocos do grid, é gerada. Baseado na 
ordem dos números será criado um trajeto em que os pontos da área serão visitados 
sequencialmente (Kelkar e Perez, 2002). 
Estimativa em locais não amostrados: Quando um local não amostrado é 
visitado pela simulação, uma vizinhança de procura é gerada. Uma distinção importante entre 
a krigagem convencional e simulação sequencial é a seleção dos pontos amostrados. Na 
simulação além da seleção dos pontos originais presentes, pontos previamente simulados 
também são adicionados na vizinhança (Alabert & Massonnat, 1990; Kelkar e Perez, 2002).  
Este processo de adicionar pontos previamente simulados gera dois principais 
impactos: (1) A relação espacial entre os pontos simulados são honradas no método de 
simulação condicional, ao contrário da krigagem convencional, a variável é simulada 
utilizando a função distribuição cumulativa condicional (CCDF); (2) a seleção de pontos pré-
simulados torna a simulação de pontos não amostrados dependentes da sequência em que os 
pontos são visitados no grid. (Deutsch e Journel, 1998; Seifert e Jensen, 1999; Deutsch, 2002; 
Kelkar e Perez, 2002) 
Uma vez que os pontos são selecionados na vizinhança, sejam eles amostrados ou 
simulados, os locais não amostrados serão estimados pelo método de krigagem indicadora. 
Este processo deve ser repetido para cada limite, no caso das fácies, para cada classe e semi-
variograma correspondente. O resultado da krigagem indicadora será uma modelo de 
incerteza na localização x (Alabert e Modot, 1992; Kelkar e Perez, 2002): 
 
 𝑝𝑖𝑘(𝑥, 𝑘) = ∑ 𝜆𝛼
𝑛
𝛼=1
(𝑘). [𝑖(𝑥𝛼;𝑘) −  𝑝(𝑘)] +  𝑝(𝑘), 𝑘 = 1, … , 𝐾 
 
Equação 3.5 
 
 
Onde:  𝑝𝑖𝑘(𝑢, 𝑘), é a probabilidade estimada; 
 𝑖(𝑥𝛼;𝑘) −  𝑝(𝑘), o resíduo estimado, ou seja, a diferença entre a probabilidade da 
variável categórica estar presente e o esperado; 
 𝜆𝛼, os pesos das amostras; e 
 p(k) a função densidade de probabilidade das classes. 
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Na falta de dados (n = 0) a krigagem indicadora (KI) utiliza apenas a média 
anterior da função de densidade de probabilidade, 𝑝(𝑘). Krigagem dos valores residuais são 
utilizados para derivar a probabilidade de todas as fácies, K, nos locais não amostrados 
(Deutsch, 2002). 
Retransformação do dado ao domínio original: Uma vez que o dado indicador 
foi estimado para toda a área não amostrada o processo de retransformação é relativamente 
simples, uma vez que os valores indicadores estimados representam a incerteza e a 
distribuição. Conhecendo a distribuição, pode-se simular um valor através de geradores 
aleatórios uniformes. No entanto, para esses valores, deve-se assegurar que a distribuição 
seguinte satisfará as condições estatísticas da variável. Em variáveis discretas, a distribuição 
deverá respeitar a função densidade de probabilidade, ou seja, a soma dos valores indicadores, 
de cada classe, deve ser igual a um (Kelkar e Perez, 2002).  
As vantagens da simulação condicional de indicatriz é a capacidade de se lidar 
com simulações condicionais que contabilizem padrões estruturais, como a correlação 
espacial de valores extremos e que incorporem informações soft (Deutsch e Journel, 1998; 
Emery, 2004).  
 
3.3.3 Simulação Sequencial Gaussiana (SGS) 
 
A simulação sequencial gaussiana é um dos métodos mais populares e flexíveis de 
modelagem aplicadas a reservatório sendo largamente utilizado para a modelagem de 
propriedades petrofísicas. As propriedades petrofísicas, como porosidade e permeabilidade, 
são modeladas para todas as fácies e camadas do reservatório. Cada propriedade deve ser 
atribuída ao modelo de forma que a distribuição do histograma, variograma e correlação 
sejam reproduzidas com as variáveis secundárias (Deutsch, 2002). 
Transformação em um novo domínio: Esta fase permite que as variáveis de 
interesse sejam transformadas ao um novo domínio, onde as variáveis são transformadas para 
uma distribuição gaussiana (Deutsch, 2002, Kelkar e Perez, 2002). 
Para variáveis contínuas, a função distribuição cumulativa (CDF) das amostras 
terá valor mínimo zero e máximo um. Para cada valor amostrado haverá um valor 
correspondente na distribuição transformada normal, com valor mínimo -∞ e máximo +∞. 
Com a transformação das amostras para a distribuição normal, a variabilidade ficará restrita, 
na prática, entre -3 e +3 que representa 99,7% da distribuição normal. Deste modo uma 
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importante vantagem dessa transformação é os valores extremos no dado serem minimizados 
no variograma (Kelkar e Perez, 2002). 
Modelagem espacial no domínio transformado: Diferentemente do que é 
aplicada na transformação indicadora, que necessita um variograma para cada classe definida, 
a transformação gaussiana exige apenas um variograma. Esse fato demonstra a simplicidade 
desse método em contraste com a flexibilidade da transformação indicadora (Kelkar e Perez, 
2002). 
Seleção do trajeto aleatório: Com o variograma definido, o processo de escolha 
de um trajeto é idêntico ao método de Simulação Sequencial de Indicatriz, onde uma 
sequência de números aleatórios é gerada, a fim de iniciar a visita aos nós dos grid (Kelkar e 
Perez, 2002).  
Estimativa em locais não amostrados: Quando um local não amostrado é 
visitado, é gerada uma vizinhança de procura assim como na krigagem convencional Com os 
pontos selecionados na vizinhança, os locais não amostrados serão estimados pelo método de 
krigagem simples. Em contraste com a transformação indicadora, só é necessário uma 
estimativa em locais sem amostragem. (Alabert e Massonnat, 1990, Alabert & Modot, 1992, 
Kelkar e Perez, 2002). 
A krigagem simples (Equação 3.6) assume que as médias (mi = E [S(xi]) são 
conhecidas, sendo mo a média nos pontos não amostrados (xo) e λi os pesos associados às 
amostras. Em questão das variáveis regionalizadas, tanto locais amostrados quanto não 
amostrados fazem parte da função aleatória. Admitindo a estacionaridade de segunda ordem, 
tanto a média quanto variância é constante em todos os locais, dependendo apenas das 
distâncias que os separam.  (Kelkar e Perez, 2002): 
 
𝑆 (𝑥𝑜) = 𝑚𝑜 +  ∑ 𝜆𝑖[
𝑛
𝑖=1
𝑆(𝑥𝑖) −  𝑚𝑖] 
Equação 3.6 
 
 
Utilizando uma variável residual independente R(x), definida pelo método 
clássico de Monte Carlo, é gerada uma distribuição normal com média nula e variância de 
σ2SK(x). Adicionando a estimativa da krigagem e o resíduo obtém o valor simulado em um nó 
(Equação 3.7) (Deutsch, 2002, Kelkar e Perez, 2002). 
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𝑆(𝑥𝑖) =  𝑆 (𝑥) +  𝑅(𝑥) Equação 3.7 
 
Onde: 𝑆(𝑥𝑖) é o valor simulado; 
 𝑆 (𝑥𝑜) é o valor da estimativa da krigagem; e 
 𝑅(𝑥)  o resíduo aleatório. 
 
Na simulação, além dos pontos amostrados, são considerados pontos previamente 
simulados na estimativa dos nós seguintes. Este processo, assim como no método de SIS, gera 
importantes impactos na relação espacial entre os pontos simulados e a estimativa de pontos 
não amostrados no grid (Deutsch e Journel, 1998; Deutsch, 2002; Kelkar e Perez, 2002). 
Retransformação do dado ao domínio original: Para uma variável transformada 
no domínio gaussiano, através de um gerador de números aleatórios, um valor é escolhido 
com seu valor correspondente na distribuição. Uma vez que o valor foi escolhido, pode ser 
retransformado para o domínio original. Para as variáveis contínuas a relação é direta a partir 
da função distribuição cumulativa da variável no domínio gaussiano e a distribuição original, 
então o valor retransformado é obtido (Deutsch, 2002, Kelkar e Perez, 2002). 
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4 Materiais e Métodos 
 
Nesta seção serão apresentados todos os dados utilizados neste trabalho, assim 
como as ferramentas e a metodologia aplicada na integração dos dados geológicos e 
geofísicos. 
 
4.1 Banco de dados e Ferramentas 
 
O Campo de Peregrino é coberto por uma aquisição sísmica adquirida em 2007, 
preenchendo uma área total de 1254 Km². Nenhuma conversão tempo-profundidade foi 
realizada neste trabalho, sendo o dado de entrada um cubo sísmico 3D pós stack no domínio 
da profundidade onde foram selecionados aproximadamente 400 km², correspondente a Fase I 
de desenvolvimento do campo. Nessa área de interesse estão localizados 33 poços possuindo 
os principais perfis geofísicos: Raio gama (GR), neutrão (NPHI), densidade (RHOB), 
resistividade (ILD) e velocidade sônica (DT), amostrados em média a cada 0,15 metros (MD). 
Além dos perfis geofísicos, sete poços possuem testemunhos e três poços possuem 
lâminas delgadas que descrevem as principais características geológicas das rochas presentes 
no Campo de Peregrino. Alguns desses poços possuem análises laboratoriais como Routine 
Core Analysis (RCA), Special Core Analysis (SCAL) e difração de raios-X (XRD) (Tabela 
4.1). Essas análises laboratoriais fornecem valores de porosidade, densidade de fluido, 
densidade grão/matriz, fator de cimentação (m), expoentes de saturação (n), fator de formação 
(Bo), granulometria e mineralogia. 
 
Tabela 4.1 - Intervalo amostrado e análises laboratoriais disponíveis para os poços testemunhados. 
Poços Intervalo amostrado (metros) Análises laboratoriais 
1-RJS-498-RJ Fm. Carapebus – 45  RCA/XRD 
1-ENC-1-RJS Fm. Ubatuba/Fm. Carapebus/Gr. Macaé – 14 / 78 / 6  RCA/SCAL/XRD 
3-ENC-2-RJS Fm. Ubatuba/Gr. Macaé – 5 / 4,11 - 
3-ENC-3-RJS Fm. Ubatuba/Fm. Carapebus – 15 / 10  - 
3-ENC-4-RJS Fm. Ubatuba/Fm. Carapebus – 16 / 70 - 
3-PRG-1-RJS Fm. Carapebus/Gr. Macaé – 4 / 2,26  RCA/SCAL/XRD 
3-PRG1DA-RJS Fm. Carapebus/Gr. Macaé – 24 / 1,01  RCA/SCAL/XRD 
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Neste trabalho foi utilizado o programa DecisionSpace Geoscience® 5000.10.0.06 
(DSG) - Halliburton/Landmark para a integração dos dados correspondentes ao Campo de 
Peregrino, auxiliando em todas as fases do estudo. Todos os dados utilizados foram 
fornecidos pela empresa Sinochem para o projeto de P&D - Análise de Incertezas Integradas 
em parceria com a UNICAMP. 
 
4.1.1 Descrições de testemunho e lâminas 
 
Segundo as descrições de testemunho e lâminas delgadas, as principais rochas no 
intervalo estudado são: Conglomerados, arenitos seixosos, arenitos maciços/estratificados, 
arenitos finos, arenitos muito finos, siltitos e lamitos (Statoil, 2013). 
Os conglomerados e arenitos seixosos são formados por clastos compostos por 
carbonatos de forma arredondada do Grupo Macaé e siltitos com forma angular da Formação 
Carapebus. Possuindo dimensões variando de grânulos a seixos, os clastos são encontrados 
principalmente como matriz-suportado em areias médio-grossa (Statoil, 2013).  
Os arenitos são rochas com baixa/média seleção dos grãos e sem bioturbação, 
geralmente são maciços e ocasionalmente estratificados. Os grãos de areia são formados 
majoritariamente por quartzo, feldspatos e fragmentos líticos em menor proporção. Muitas 
vezes não possui fabrica definida por serem inconsolidados (Statoil, 2013).  
Arenitos finos são rochas compostas por laminações de areia média a grossa e 
seleção moderada hospedadas em areia fina siltosa com leve bioturbação. Composta de 
quartzo e feldspato com forma angular a subarredondada, predominantemente subangular. A 
porosidade é quase que totalmente destruída em alguns níveis pela compactação dos 
intraclastos de lama e formação de pseudomatriz, sendo encontrado microporosidade da 
contração de minerais argilosos (Statoil, 2013). 
Os arenitos muito finos e siltitos arenosos possuem grãos finos a muito finos com 
laminações e bioturbação abundante. Possuem areia distribuída de forma homogênea, 
inclusive preenchendo os vestígios de fósseis (Ophiomorpha, Thalassinoides) quando 
bioturbados e possuem grãos com forma variando de subangular a subarredondada. Os 
lamitos são acinzentados com laminações deformadas e altamente bioturbadas. A porosidade 
das três litofácies é principalmente intergranular secundária (contração e dissolução de 
pseudomatrix) e em menor proporção porosidade intergranular primária muitas vezes 
cimentada por calcita e dolomita (Statoil, 2013). 
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4.2 Metodologia 
 
A metodologia aplicada neste estudo pode ser dividida em quatro fases (Figura 
4.1): 1- Análise de poços; 2 - Interpretação geológica-geofísica; 3 - Modelagem estocástica; e 
4 - Cálculo de volume e análise de cenários. 
 
 
Figura 4.1 - Fluxograma da metodologia aplicada. 
 
4.2.1 Análise de poços 
  
Na fase de análise de poços estão inseridas as análises de testemunhos, correlação 
rocha-perfil, definição das eletrofácies e propriedades petrofísicas (Figura 4.2). 
Os marcadores de topo e base, que delimitam o intervalo de interesse do 
reservatório, foram interpretados utilizando o comportamento da perfilagem e as informações 
contidas no registro de poço, que incluem à profundidade das principais formações registradas 
na perfuração.  
A definição de eletrofácies e cálculo petrofísico ocorreram de maneira conjunta, 
uma vez que foram utilizados valores de volume de folhelho e porosidade total como 
parâmetros de corte para a função lógica das diferentes eletrofácies.  
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Figura 4.2 - Fluxograma análise de poços. 
 
4.2.1.1 Análise de testemunhos e correlação rocha-perfil 
 
Nesta fase são utilizadas as descrições dos testemunhos e lâminas delgadas para a 
construção das colunas estratigráficas, para a definição das características geofísicas das 
rochas, identificação das espessuras mais frequentes e a potencialidade de reservatório para 
cada litofácies.  
Apesar da grande diversidade litológica, a utilização das litofácies sedimentares 
descritas em testemunhos é pouco prática no âmbito da caracterização de reservatórios, uma 
vez que esses dados são reduzidos e esparsos na área de estudo. Por este motivo, um passo 
importante em um estudo integrado de reservatório é o agrupamento das litofácies em fácies 
reservatórios, que em geral unem rochas com propriedades semelhantes (Cosentino, 2001).  
A individualização do pacote sedimentar em diferentes fácies reservatório ocorreu 
principalmente associando valores de tamanho de grão e porosidade, derivados do Routine 
Core Analysis (RCA), com valores de volume de folhelho e porosidade derivados da 
perfilagem, sendo essa metodologia semelhante à usada por Makler et al. (2011) e Haugen et 
al. (2015). Para todos os dados de laboratório e perfilagens foram retirados os outliers, 
consistindo nos valores inferiores e superiores a dois desvio padrão (2σ) para cada litofácies. 
Inicialmente os valores totais de areia, silte e argila, gerados por Laser Grain Size 
Analysis (LGSA) - SCAL, foram inseridos no diagrama ternário de classificação de 
sedimentos proposto por Folk (Figura 4.3) (Folk, 1974). A partir dos pontos no diagrama foi 
definido um agrupamento das litofácies e aplicado para os poços PRG-1-RJS, PRG-1DA-RJS 
e 1-ENC-1-RJS.  
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Figura 4.3 - Classificação de Folk (1954) para sedimentos com base na granulometria (Modificado de Folk, 1974). 
 
A granulometria do intervalo testemunhado permitiu ainda a quantificação do 
volume de folhelho, que consiste na soma das proporções de silte médio à argila para cada 
litofácies (Ellis e Singer, 2008). O volume de folhelho (Vsh) correspondente aos testemunhos 
é relacionado ao volume de folhelho obtido pela perfilagem de raio gama. O perfil de raio 
gama (GR) é utilizado nesta relação devido a característica radioativa do silte e argila, 
portanto um método indireto de quantificação da granulometria (Rider, 2002; Asquith e 
Krygowski, 2004; Nery, 2013). 
A relação matemática entre o perfil de raio gama e o volume folhelho pode ser 
definida pelo Índice de Raio Gama (IGR), que representa a relação linear entre o perfil e o 
conteúdo de folhelho. Selecionando a média dos maiores valores de GR (100% de folhelho), 
menores valores de GR (100% areia) e os valores medidos em cada profundidade, define-se o 
IGR pela Equação 4.1 (Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004). 
IGR =  
GRlog − GRmin
GRmax − GRmin
 
 
Equação 4.1 
 
IGR = Índice de Raio Gama 
GRlog = Valor medido na profundidade 
GRmax = Valor em 100% de folhelho 
GRmin = Valor em 100% de areia 
  
54 
A porosidade total (PHIT) das litofácies foi ajustada relacionando os valores 
encontrados nas amostras nas condições do reservatório e os valores obtidos a partir do perfil 
de densidade (PHID). Para a utilização do perfil de densidade (RHOB) foi necessário 
previamente a aplicação de duas constantes: densidade da matriz e densidade do fluido. 
 A densidade da matriz corresponde a densidade dos grãos das rochas e foi 
definida em 2,66 g/cm³. Para a densidade do fluido, correspondente a densidade do fluido 
intersticial da rocha foi definida em 0,95 g/cm³, ambos os valores obtidos por RCA. O perfil 
de densidade pode ser relacionado a porosidade total pela relação matemática expressa na 
Equação 4.2 (Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004). 
 
φD =  
ρma −  ρb
ρma −  ρf
 
 
Equação 4.2 
 
φD = porosidade de densidade 
ρma = densidade da matriz 
ρb = valor medido na profundidade 
ρf = densidade do fluido 
 
4.2.1.2 Definição das eletrofácies 
  
A partir da dispersão dos pontos das litofácies nos gráficos que relacionam Vsh 
vs. IGR e PHIT vs. PHID foi definida uma função lógica que atribui valores limites para a 
individualização de cada eletrofácies correspondente a cada grupo litológico. A definição das 
eletrofácies 1 (reservatório), eletrofácies 2 (possível reservatório) e eletrofácies 3 (não 
reservatório) se baseou nos perfis calculados IGR e PHID, nas descrições de testemunho e 
presença de hidrocarbonetos para cada litofácies. 
As curvas IGR (volume de folhelho) e PHID (porosidade) foram escolhidas por 
indicarem indiretamente a granulometria e os espaços vazios da rocha respectivamente. A 
granulometria, indicada pela radioatividade, representa diferentes energias de deposição em 
um fluxo turbidítico e a porosidade, indicada pela densidade das rochas, representa a seleção 
dos grãos. 
Com o objetivo de validar os parâmetros de corte estipulados, utilizaram-se as 
descrições das litofácies nos testemunhos dos poços (1-RJS-498-RJ, 1-ENC-1-RJS, 3-PRG-1-
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RJS e 3-PRG-1DA-RJS) e o valor de eletrofácies assinalado para cada nível. A confirmação 
da existência de um comportamento padrão para o campo é realizado aplicando-se o mesmo 
procedimento para os poços 3-ENC-3-RJS e 3-ENC-4-RJS, onde foram comparados os 
valores de eletrofácies com as litofácies descritas em lâmina. 
Os poços 3-ENC-3-RJS e 3-ENC-4-RJS foram escolhidos para a confirmação de 
um comportamento padrão por não apresentarem nenhum dado petrofísico de laboratório, 
portanto não utilizados na definição dos valores de corte, mas que possuem descrições das 
rochas presentes no intervalo. 
 
4.2.1.3 Propriedades Petrofísicas 
 
Essa fase foi subdividida em três seções onde foram calculadas as propriedades de 
volume de folhelho, porosidade efetiva e saturação de água para cada eletrofácies classificada. 
Além das estimativas quantitativas foram analisadas as propriedades de maneira qualitativa, 
interpretando comportamentos e distribuições de cada uma das propriedades. 
 
4.2.1.3.1 Volume de folhelho (Vsh) 
 
A análise do volume de folhelho ocorreu com base em três principais dados: 
tamanho de grão (silte médio a argila), mineralogia dos grãos (difração de raios-X) e perfil de 
raio gama.  
Utilizando da relação entre Vsh vs. IGR da fase de classificação das eletrofácies, a 
calibração do volume de folhelho foi obtida pela regressão geométrica (RMA) entre os dados 
e foram realizados a fim de se ajustar os valores de IGR, geralmente apresentando valores 
superestimados de volume de folhelho, para os valores reais encontrados nas rochas.  
A difração de raios-X, frequentemente utilizada em diversos campos de estudo 
indicam os minerais presentes nas rochas. Essa informação possibilitou a identificação dos 
minerais formadores de todos os grãos ou apenas das porções argilosas. A compreensão da 
composição mineralógica é importante em estudo de volume de folhelho, uma vez que os 
minerais formadores geram impactos diferentes no reservatório, principalmente quanto à 
resistividade (Rider, 2002; Nery, 2013). 
Com os perfis de porosidade de densidade (PHID) e perfil neutrão (NPHI) foi 
possível inferir a forma com que os grãos de silte e argila estão distribuídos nas rochas. No 
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gráfico PHID vs. NPHI os folhelhos foram classificados em estruturais, laminados ou 
dispersos. Para a criação do gráfico foram inseridos os perfis de todas as eletrofácies dos 
poços testemunhados. A definição dos folhelhos se baseia na distribuição dos pontos das 
eletrofácies em relação ao ponto de folhelho (ɸsh) (Nery, 2013).  
 
4.2.1.3.2 Porosidade efetiva (PHIE) 
  
Para o cálculo da porosidade efetiva foram utilizadas quatro fontes de dados: 
porosidade total (RCA), perfil de densidade (RHOB), densidade de matriz e fluido, perfil 
neutrão (NPHI) e volume de folhelho (Vsh). 
A porosidade total (RCA), medida diretamente das amostras do reservatório, 
fornece os valores de porosidade total definida como os espaços vazios totais da rocha. 
Inicialmente foram selecionados os valores de porosidade medidos nas condições do 
reservatório para as litofácies.  
Utilizando a relação dos valores de porosidade total (PHIT) com os valores de 
porosidade de densidade (PHID) da fase de classificação das eletrofácies, a calibração entre 
os dados foi obtida pela regressão geométrica (RMA), ajustando os valores de perfil às 
condições encontradas no reservatório.  
Para as eletrofácies 3 a porosidade total foi calculada pela média aritmética entre a 
porosidade de densidade (PHID) e a porosidade neutrão (NPHI). Essa metodologia foi 
aplicada por essa fácies apresentar valores dispersos de porosidade medida (RCA) e por não 
apresentar características de reservatório. 
A equação gerada pela calibração entre os dados de porosidade foi aplicada para 
as eletrofácies 1 e 2 nos poços. Entretanto em um estudo de reservatório, a propriedade 
relevante para a estimativa de reserva e simulação de fluxo é a porosidade efetiva. Na prática 
a porosidade efetiva pode ser definida como a porosidade total corrigida pelo volume de 
folhelho. Para essa correção, se aplicou a Equação 4.3 que relaciona as duas propriedades 
(Rider, 2002; Asquith e Krygowski, 2004). 
 
φe = φt (1 − Vsh) 
 
Equação 4.3 
 
φe = Porosidade efetiva 
φt = Porosidade total (φD) 
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Vsh = Volume de folhelho 
  
4.2.1.3.3 Saturação de água (Sw) 
 
A saturação de água foi estimada utilizando três fontes de dados: perfil de 
resistividade (ILD), porosidade efetiva (PHIE) e fator de cimentação (m). O perfil de 
resistividade é um bom indicador da saturação de fluidos, uma vez que estes possuem 
comportamentos distintos a passagem de corrente elétrica. 
A resistividade estima a saturação de água de uma rocha a partir da relação 
proposta por Archie (1942) na Equação 4.4. Nessa relação a saturação de água é quantificada, 
sendo dependente da porosidade efetiva (PHIE), resistividade da água (Rw), fator de 
tortuosidade (a), fator de cimentação (m), expoente de saturação (n) e valor de resistividade 
registrado no perfil (ILD).  
Na combinação entre a Equação 3.2 e Equação 3.3 a fórmula da saturação de 
água para arenitos pode ser escrita como: 
 
Sw = (
a
φm
) (
Rw
Rt
)
1
n 
 
Equação 4.4 
 
Sw = Saturação de água 
Rw = Resistividade da água 
Rt = Resistividade da formação 
n= Expoente de saturação 
a = Fator de tortuosidade 
φ = Porosidade efetiva 
m = Fator de cimentação 
 
Para a estimativa da resistividade da água (Rw) da formação foi utilizado o 
gráfico de Pickett (1973) (Figura 4.4), que consiste na relação entre a porosidade efetiva e a 
resistividade da formação virgem. Nesse gráfico a tendência dos pontos projetadas no eixo 
superior da abscissa em uma inclinação igual ao fator de cimentação (-m) estima o valor de 
resistividade da água (Rw) e o fator de tortuosidade (a) na formação com saturação de água 
igual a 100% (Pickett, 1973, Asquith e Gibson, 1982, Doveton, 1994).  
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Figura 4.4 - Gráfico de Pickett (Modificado de Asquith e Gibson, 1982). 
 
Previamente a construção do gráfico de Pickett foi necessária a avaliação dos 
poços que possuam algum intervalo na região preenchida totalmente por água. Para este fim, 
aplica-se um simples método utilizando os perfis geofísicos de resistividade profunda (RD), 
compreendendo a resistividade longe da perfuração (zona virgem) e resistividade rasa (RS), 
compreendendo a resistividade da região próxima a perfuração (zona invadida) (Rider, 2002). 
Em arenitos limpos preenchidos totalmente por água, a resistividade profunda 
possuíra resistividade inferior da resistividade rasa, devido à resistividade do fluido da 
formação ter uma resistividade menor que a da lama filtrada utilizada na perfuração de poços 
(Rider, 2002).  
O comportamento da resistividade é distinto para cada tipo de rocha, 
consequentemente a saturação de água. Foram empregados dois métodos para a estimativa 
dessa propriedade: Archie (1942) e Simandoux (1963). A Equação 4.4 de Archie foi aplicada 
para a eletrofácies 1, enquanto a Equação 4.5 de Simandoux para as eletrofácies 2 e 3.  
 
Sw = ( 0.4 
Rw
φ2
) (√
Vsh
Rsh
2
) + 
5φ2
Rt Rw
−  
Vsh
Rsh
 
 
Equação 4.5 
 
 
Sw = Saturação de água 
Rw= Resitividade da água 
φ = Porosidade efetiva 
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Vsh= Volume de folhelho 
Rsh = Resistividade do folhelho 
Rt = Resistividade registrada na profundidade 
 
Os valores de fator de cimentação foram obtidos pelas análises de SCAL, 
enquanto os valores de fator de tortuosidade e coeficiente de saturação foram obtidos pela 
literatura. As constantes utilizadas para cada eletrofácies no cálculo de saturação são 
apresentadas na Tabela 4.2. 
  
Tabela 4.2 - Constantes utilizadas no cálculo da saturação de água. 
 
m (fator de cimentação) a (fator de tortuosidade) n (expoente de saturação) 
Eletrofácies 1 1,85 1 2 
Eletrofácies 2 1,75 1 2 
Eletrofácies 3 1,75 1 2 
 
Na equação de Simandoux (1963), além das constantes apresentadas, foi 
necessária a estimativa da resistividade do folhelho (Rsh). Esse valor é definido para cada 
poço, sendo a média dos menores valores de resistividade da eletrofácies 3. 
De posse dos valores definidos de saturação de água foi possível a definição do 
contato de óleo-água para o campo. Selecionando os valores de saturação para a eletrofácies 1 
em relação a profundidade vertical verdadeira (TVD), o ponto mais raso com valor igual ou 
próximo a 100% é definido como a cota desse contato. 
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4.2.2 Interpretação geológica-geofísica  
 
Nessa fase está inserida toda a correlação de poços, interpretação dos horizontes 
sísmicos, interpretação do modelo conceitual, criação do arcabouço estratigráfico, 
identificação dos compartimentos do reservatório e do grid geológico (Figura 4.5).  
 
 
Figura 4.5 - Fluxograma da interpretação geológica-geofísica. 
 
Utilizando dos marcadores de topo e base nos poços como guias para a 
interpretação, delimita-se o topo e a base do reservatório na escala do campo. Os mesmos 
marcadores são correlacionados em perfis de poços a fim de identificar o padrão geométrico 
do reservatório, auxiliando na interpretação conceitual do depósito sedimentar e 
compartimentação. A definição do grid geológico é a etapa final do processo, uma vez que é 
dependente de todas as etapas de interpretação.  
Apesar de importantes na definição do grid geológico e do modelo conceitual, 
neste trabalho não será considerada a presença de falhas, uma vez que seu impacto final no 
volume de óleo é menor que 1% (Keogh et al., 2008). 
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4.2.2.1 Interpretação dos horizontes sísmicos 
 
A sísmica 3D permite uma visualização não paralela dos ambientes de deposição, 
auxiliando na identificação de elementos geomorfológicos que em conjunto com dados de 
poços, incluindo perfis geofísicos, testemunhos e bioestratigrafia, provê ao interpretador uma 
compreensão mais detalhada da geologia dos sistemas de águas profundas (Posamentier e 
Kolla, 2003).  
Inicialmente a análise estratigráfica compreende a interpretação e correlação dos 
perfis geofísicos que representem os mesmos momentos cronoestratigráficos no campo. Esse 
método permite a compreensão da distribuição lateral e longitudinal dos corpos sedimentares, 
de modo que auxiliará na delimitação do intervalo fornecendo informações de espessura e 
continuidade. 
Para a construção dos horizontes, foram traçados no cubo sísmico uma malha de 
100x100m no topo da Formação Carapebus e uma malha de 250x250m no topo do Grupo 
Macaé. Para uma interpretação mais acurada, utiliza-se de alguns atributos sísmicos 
diretamente nas seções do cubo. Os atributos sísmicos são definidos como quantidades 
específicas de características geométricas, cinemáticas, dinâmicas e estatísticas derivados de 
um dado sísmico. Alguns deles auxiliaram na etapa de interpretação como fase instantânea e 
amplitude instantânea que evidenciam mudanças de litologia, descontinuidades, continuidades 
de evento, configurações estruturais e estratigráficas (Liner, 2004). 
 
4.2.2.2 Modelo conceitual 
 
O modelo conceitual da Formação Carapebus se baseia em três dados principais: 
descrições de testemunhos, seção de poços e horizontes sísmicos interpretados. Essa etapa é 
essencial para a compreensão da distribuição das principais elementos que guiarão a fase de 
modelagem geoestatística. 
As descrições de testemunhos são os dados mais importantes em um estudo 
geológico de reservatório, uma vez que indicam as estruturas e sequenciamento das rochas 
presentes na área. Devido ao grande custo na extração dessas informações, os poucos dados 
fornecidos são correlacionados a estudos sedimentares presentes na bibliografia e utilizados 
para a interpretação conceitual do campo. 
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A seção de poços auxilia na correlação estratigráfica das rochas e permitem a 
identificação de superfícies não evidentes no dado sísmico. Com base na correlação são 
inferidas as continuidades das rochas e a geometria associada, que em conjunto com os 
horizontes sísmicos, fornecem informações na escala do campo onde são identificados 
elementos geomorfológicos e estruturais que indicam a evolução do sistema deposicional da 
área.  
 
4.2.2.3 Arcabouço estratigráfico e grid geológico 
 
Nessa fase é construído o arcabouço estratigráfico com as relações de 
conformidade entre os horizontes e definição do grid 3D. Com base na interpretação dos 
poços são identificados os marcadores que separam os momentos distintos de deposição 
sedimentar. A geometria dos horizontes cria então as relações que representam momentos 
cronoestratigráficos que possam individualizar o reservatório em intervalos.  
O modelo conceitual tem papel essencial na definição e na forma de cada célula 
no grid. Entre as opções de configurações das células estão (Figura 4.6): proporcional, 
paralelo a base e paralelo ao topo. 
 
 
Figura 4.6 - Formas das células em um grid geológico; A): Proporcional; B): Paralelo a base; e C): Paralelo ao topo 
(Modificado de Yarus e Chambers, 2006). 
 
As células proporcionais possuem espessura individual variando lateralmente, 
com a espessura total das unidades também variáveis, porém com a sequência vertical 
preservada em qualquer ponto da área. As células paralelas, entretanto, possuem espessura 
lateral não alterada, uma vez que as espessuras totais da unidade podem variar e a sequência 
vertical não é preservada em área (Cosentino, 2001). 
A definição da dimensão das células grid foi baseada no melhor ajuste da 
regularização dos dados provenientes dos poços. Essa regularização é definida como o 
aumento de escala das informações dos poços para as dimensões das células do grid 
geológico. Este processo não é trivial e devem ser comparados estatisticamente os dados 
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originais e os dados regularizados, mantendo assim as proporções das variáveis (Normando 
2005; Yarus e Chambers, 2006). O processo de regularização se baseou na eletrofácies mais 
frequente e na média aritmética das propriedades petrofísicas para cada célula. 
4.2.3 Modelagem estocástica 
 
Na quarta fase estão inseridas as análises variográficas, modelagem das 
eletrofácies e modelagem das propriedades petrofísicas. Inicialmente foi realizada a 
construção dos variogramas para cada variável regularizada seguida da simulação estocástica 
para 100 realizações de cada intervalo (Figura 4.7). 
 
 
Figura 4.7 - Fluxograma da modelagem estocástica 
 
Segundo Halliburton (2013), no método de Simulação Sequencial de Indicatriz 
(SIS) a eletrofácies mais frequente é utilizada na computação do variograma para cada 
intervalo estratigráfico, sendo os variogramas das demais eletrofácies computados 
automaticamente no tempo de execução. Para a modelagem das eletrofácies, utilizou-se o 
variograma horizontal e vertical da eletrofácies 1 para cada intervalo estratigráfico do grid. 
O método SIS permite ainda o uso de um dado condicionante secundário na 
modelagem das eletrofácies, como as curvas de proporção vertical. A curva de proporção 
vertical global (CPV) representa a proporção das eletrofacies por camada no grid. Essa 
proporção reflete a variação vertical e momentos sedimentares da formação (Ravenne et al., 
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2002). Utilizando o método de krigagem, as curvas de proporção vertical dos poços foram 
interpoladas para todo o grid, gerando os mapas de curva de proporção vertical por intervalo. 
Essa variação lateral das proporções é mais acurada se comparada ao CPV global, uma vez 
que é gerado um condicionamento 3D (Beucher et al. 1993).  
A porosidade efetiva e a saturação de água foram distribuídas para o campo pelo 
método de Simulação Sequencial Gaussiana (SGS), condicionadas pela distribuição das 
eletrofácies. Foram criados variogramas verticais e horizontais para cada propriedade e 
intervalo estratigráfico. As propriedades correspondentes as eletrofácies 1 e 2, foram 
modeladas seguindo a distribuição da transformação Gaussiana de cada variável. A 
eletrofácies 3, por não possuir características de reservatório foi condicionada a valores 
constantes para o campo. Para a porosidade efetiva foi estipulado o valor nulo para a 
eletrofácies 3, enquanto para a saturação de água foi estipulado a valor igual a 1. 
 
4.2.4 Cálculo de volume e análise de cenários 
 
Na ultima fase foram integrados todos os dados, interpretações e resultados para o 
cálculo do volume de óleo para o Campo de Peregrino. Para isso foram utilizados os modelos 
de propriedades petrofísicas, contato de fluidos (OWC), geometria do reservatório (GRV), 
definição da razão Net to Gross e a constante do fator de formação (Bo). Esta quantificação 
está associada a incerteza de todas as variáveis do estudo, portanto um bom meio de se avaliar 
os cenários criados na modelagem (Figura 4.8).  
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Figura 4.8 - Fluxograma cálculo de volume de óleo e análise de cenários. 
 
Neste trabalho, optou-se pela estimativa de STOIIP (Stock Tank Oil Initially In 
Place), definido pelo volume de óleo em condições de superfície e estimado pela Equação 
4.6: 
  
STOIIP = GRV . NTG. φe (1 − Sw).
1
Bo
 
 
Equação 4.6 
 
 
STOIIP = Stock Tank Oil Initially In Place 
GRV = Gross Rock Volume (Volume de rocha total) 
NTG = Net to Gross ratio (Razão reservatório/não reservatório) 
φe = Porosidade efetiva 
Sw = Saturação de água 
Bo= Fator volume de formação 
 
O volume de rocha total envolve toda a geometria do reservatório, incluindo o 
volume entre os horizontes sísmicos e sua compartimentação (acima do contato óleo-água). 
Neste volume é considerada a razão Net to Gross, correspondente a porcentagem das rochas 
que efetivamente podem armazenar hidrocarbonetos, sendo definida por um valor de corte, 
como porosidade, permeabilidade ou saturação de fluidos (Cosentino, 2001).  
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O fator volume de formação (Bo) correspondente ao volume ocupado por uma 
determinada massa do fluido nas condições de pressão e temperatura do reservatório (Rosa et 
al.,2006). Para o Campo de Peregrino foi utilizado o valor de 1,05 m³/m³ std (Bo) 
correspondente a Fase I de desenvolvimento do campo.  
Os volumes de óleo estimados e representados por uma distribuição acumulada 
inversa foram analisados para três probabilidades: P10, P50, P90, que representam 
respectivamente o caso otimista, com 10% de probabilidade de ocorrência, o caso base, com 
50% de probabilidade de ocorrência, e o caso pessimista, com 90% de probabilidade de 
ocorrência. 
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5 Resultados  
5.1 Análise de poços  
 
A análise de poços integra a análise das descrições de testemunho, descrições de 
lâmina e correlação rocha-perfil para a classificação das rochas em eletrofácies e cálculo das 
propriedades petrofísicas associadas. Todos os dados relacionados a essa seção impactam nas 
características internas do reservatório e nos resultados finais de modelagem. 
 
5.1.1 Análise de testemunhos e correlação rocha-perfil  
 
Os conglomerados e arenitos seixosos são as rochas menos frequentes, apenas 
encontrados nos poços 3-PRG-1-RJS (Figura 5.1A) e 3-PRG1-DA-RJS (Figura 5.1B). Os 
conglomerados aparecem sobre contatos erosivos com 0,25 – 0,5 metros de espessura e são 
ocasionalmente saturados em óleo na matriz de areia grossa. Os arenitos seixosos aparecem 
como camadas de 0,1 – 0,5 metros de espessura, onde os seixos intercalam com arenitos de 
granulometria média e são saturados por óleo. 
Os arenitos são as rochas reservatório mais frequentes nos poços, com exceção ao 
poço 3-ENC-2-RJS (Figura 5.1G) que não possui rochas da Formação Carapebus. Possuem 
espessuras variando de 0,1 - 20 metros e melhor qualidade de reservatório em porções não 
cimentadas com grãos grossos. Os intervalos de arenitos finos são as rochas com a segunda 
maior frequência, geralmente saturadas por óleo, possuem leve bioturbação nos testemunhos 
1-ENC-1-RJS (Figura 5.1D) e 1-RJS-498-RJ (Figura 5.1E) com espessuras variando de 0,1 - 
11 metros. 
Os arenitos muito finos, siltitos e os lamitos são rochas sem saturação de óleo nos 
testemunhos. Possuem espessuras relativamente mais baixas, geralmente localizadas 
estratigraficamente entre grandes pacotes de arenitos. Os arenitos muito finos variam de 0,1 - 
5 metros de espessura e ocorrem completamente bioturbados nos poços 1-ENC-1-RJS e 1-
RJS-498-RJ. Os siltitos e lamitos foram apenas amostrados no poço 3-ENC-3-RJS (Figura 
5.1C), acima da inconformidade com as rochas do Grupo Macaé; no poço 3-ENC-4-RJS 
(Figura 5.1F), tanto na base quanto na porção intermediária do testemunho; e no poço 3-
PRG1-DA-RJS como uma fina camada de 0,75 metros na profundidade 2454,10 m (MD). 
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As rochas descritas pertencem a Formação Carapebus que está presente no 
intervalo compreendido abaixo das rochas da Formação Ubatuba e sobre as rochas 
carbonáticas do Grupo Macaé.  
As rochas pertencentes a Formação Ubatuba representam os litotipos seladores do 
sistema petrolífero. Definidas como marco verde na bacia, as rochas marcam o momento de 
máxima inundação ao longo do Cretáceo Superior e são caracterizados nos poços 
principalmente por folhelhos, arenitos muito finos e ocasionalmente por arenitos médios  
As rochas do Grupo Macáe, caracterizadas por packstones compostos de 
oncolitos/oolitos, lamitos micríticos e wackstones limitam o momento de transição entre a 
sedimentação carbonática para a sedimentação terrígena do Grupo Campos. Nos poços, o 
Grupo Macaé ocorre em contato abrupto ou intercalado com rochas da Formação Carapebus. 
As rochas são fraturadas e possuem saturação de óleo nos poços 3-PRG-1-RJS, 3-PRG1-DA-
RJS e 3-ENC-2-RJS. 
Com base na descrição das litofácies presente nos poços sumariza-se para o 
campo litofácies que possuam presença de hidrocarbonetos, como mostrado na Tabela 5.1. 
 
Tabela 5.1 - Presença de óleo nas litofácies do Campo de Peregrino. 
Litofácies Presença de hidrocarbonetos 
Conglomerados Ocasionalmente saturados 
Arenitos seixosos Saturados 
Arenitos grossos Saturados 
Arenitos médios Saturados 
Arenitos finos Ocasionalmente saturados 
Arenitos muito finos Não saturados 
Siltitos Não saturados 
Lamitos Não saturados 
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Figura 5.1 - Testemunho dos poços: A)3-PRG-1RJS, A1) Arenito seixoso, A2) Conglomerado na superfície erosiva, A3) Wackstone fraturado do Gr. Macaé B) 3-PRG-1DA-RJS, B1) Arenito fino a muito fino moderadamente bioturbado, B2) Conglomerado com clastos grandes (arenito 
siltoso e carbonato), B3) Arenito médio a grosso; C) 3-ENC-3-RJS, C1) Arenito médio com baixa seleção e rico em feldspato e fragmento lítico; D) 1-ENC-1-RJS, D1) Arenito fino bioturbado e laminações abundantes de folhelho, D2) Arenito médio saturado em óleo E) RJS-498-RJ, E1) 
Arenito fino a muito fino bioturbado, E2) Arenito fino a médio com óleo no topo saturando a bioturbação preenchida por areia, E3) Arenito maciço saturado por óleo pesado; F) 3-ENC-4-RJS, F1) Arenito parcialmente cimentado por dolomita, F2) Pelóide de glauconita em lamito arenoso; e 
G) 3-ENC-2-RJS, G1) Arenito fino bioturbado com laminação abundante de folhelho, G2) Oncolito/ Oolito do Gr. Macaé. 
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Apesar dos testemunhos fornecerem uma detalhada descrição das rochas presentes no 
campo, criou-se nesse trabalho um agrupamento das litofácies com base apenas nas medidas 
de granulometria. Para isso se agrupou as rochas dos poços 3-PRG-1-RJS, 3-PRG1-DA-RJS e 
1-ENC-1-RJS com base nas proporções de areia, silte e argila, encontradas por análise de 
laboratório e inseridas no diagrama de classificação proposto por Folk (1954). Segundo o 
diagrama (Figura 5.2) as rochas amostradas são agrupadas em três litofácies principais: 
Arenito, arenito siltoso e siltito arenoso. 
 
 
Figura 5.2 - Diagrama de classificação de Folk (1954) para as rochas do Campo de Peregrino. 
-  
Para a correlação das rochas agrupadas e os perfis geofísicos, inicialmente se 
delimitou o topo e base do reservatório estipulados no contato entre as rochas da Formação 
Carapebus com as rochas da Formação Ubatuba e Grupo Macaé respectivamente. As rochas 
da Formação Ubatuba caracterizadas principalmente por folhelhos radioativos possuem 
valores altos de raio gama variando de 105-183 API e estipulam o limite superior do 
reservatório.  
As rochas do Grupo Macaé, em geral compostas por rochas carbonáticas limpas 
possuem baixos valores de raio gama, variando de 23-65 API, aumento de densidade RHOB, 
variando de 2,42-2,80 g/cm³ e diminuição da velocidade sônica, variando de 150 -315 µs/m, 
estipulando o limite inferior do reservatório. 
No limite entre os marcadores de topo e base da Formação Carapebus foram 
selecionados as proporções de silte médio a argila (LGSA), que quantificam o volume de 
folhelho para cada uma das litofácies agrupadas nos poços PRG-1-RJS, PRG-1DA-RJS e 1-
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ENC-1-RJS. O ajuste entre esses valores e os valores de Índice de Raio Gama (Figura 5.3) é 
definido pela Equação 5.1 com 81% de correlação entre os dados. 
 
Vsh = 0.784(IGR) −  0.085 
 
Equação 5.1 
 
 
 
Figura 5.3 - Calibração Vsh  x IGR. 
 
No gráfico (Figura 5.3) os arenitos encontram-se acumulados em valores baixos 
de volume de folhelho, inferior a 15%, os arenitos siltosos nas porções intermediárias, com 
valores de volume de folhelho variando de 20 - 50%, enquanto os siltitos arenosos se 
acumulam na porção superior com valores altos de volume de folhelho, variando de 35 - 65%.  
Os valores de porosidade derivadas de laboratório foram ajustados para cada 
litofácies reclassificada no intervalo dos poços PRG-1-RJS, PRG-1DA-RJS e 1-ENC-1-RJS e 
1-RJS-498-RJ, utilizando do perfil RHOB para o cálculo indireto de porosidade total (Figura 
5.4). O ajuste entre os dados de porosidade total (PHIT) e porosidade de densidade (PHID) 
gerou a Equação 5.2 entre as duas variáveis para os arenitos e arenitos siltosos com um 
coeficiente de correlação de 53%. 
. 
PHIT = 1.118(PHID) −  0.027 
 
Equação 5.2 
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Figura 5.4 - Calibração PHIT.x PHID  
 
Os arenitos apresentam distintos valores de porosidade RHOB, porém com uma 
clara tendência para valores superiores a 23%, enquanto os arenitos siltosos apresentam uma 
distribuição esparsa, porém com uma acumulação de pontos com valores de porosidade 
RHOB abaixo de 23%. 
 
5.1.2 Definição das eletrofácies  
 
Com base nas descrições de testemunho, nas propriedades das litofácies 
agrupadas e presença de hidrocarbonetos, define-se para o campo três principais fácies 
reservatório, ou seja, fácies que possuem propriedades semelhantes e que possam armazenar 
óleo. As rochas que possuem propriedades semelhantes aos arenitos foram classificadas como 
reservatório, aos arenitos siltosos, classificados como possível reservatório e as semelhantes 
aos siltitos arenosos classificados como não reservatório. 
Para essa classificação é necessária à migração das informações geológicas para 
as geofísicas, ou seja, utilizando apenas as perfilagens (eletrofácies). Com base na distribuição 
dos pontos nos gráficos da Figura 5.3 e Figura 5.4, delimitaram-se valores de corte para a 
definição das eletrofácies 1 (reservatório), eletrofácies 2 (possível reservatório) e eletrofácies 
3 (não reservatório) (Tabela 5.2). 
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Tabela 5.2 - Valores de corte para a definição das eletrofácies. 
 
Nos poços testemunhados, os conglomerados foram classificados principalmente 
em eletrofácies 2, com exceção ao intervalo inferior do poço 3-PRG-1DA-RJS, que foi 
classificado como eletrofácies 3. Os arenitos seixosos foram classificados como eletrofácies 1, 
indicando propriedades de reservatório para essa litofácies, como observado nos testemunhos 
(Figura 5.5). 
Os arenitos médio/grossos foram classificados como eletrofácies 1, com exceção a 
algumas finas camadas nos poços 1-RJS-498-RJ e 1-ENC-1-RJS, enquanto os arenitos finos 
variam entre eletrofácies 1 e 2, com maior frequência para a eletrofácies 2 (Figura 5.5). 
Os arenitos muito finos, siltitos e lamitos observados nos testemunhos foram 
classificados como eletrofácies 3 em sua maioria, com exceção a intervalos localizados nos 
poços 3-PRG-1DA-RJS e 1-ENC-1-RJS (Figura 5.5). 
 
Índice de Raio Gama (IGR) Porosidade de densidade (PHID) 
Eletrofácies 1 < 0.40 e ≥ 0.23 
Eletrofácies 2 ≥ 0.40 e ≤ 0.67 ou < 0.23 
Eletrofácies 3 > 0.67 - 
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Figura 5.5 - Perfil dos poços: 3PRG-1RJS, 3-PRG-1DA-RJS, RJS-498-RJ e 1-ENC-1-RJS. 
 
Utilizando os poços 3-ENC-3-RJS e 3-ENC-4-RJS, a função lógica definida foi 
validada a fim de verificar a consistência geológica e a presença de um padrão para o campo. 
No geral as eletrofácies seguem o comportamento das litofácies descritas em testemunhos, 
com areias médias definidas como eletrofácies 1; areias finas a muito finas variando de 
eletrofácies 1 e 2; e areias muito finas a lama variando de eletrofácies 2 a 3 (Figura 5.6). 
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Figura 5.6 - Perfil dos poços: 3-ENC-3-RJS e 3-ENC-4-RJS. 
 
A proporção encontrada para cada eletrofácies nos 32 poços da área corresponde a 
64,5% de eletrofácies 1, 27,6% para eletrofácies 2 e 7,9% para eletrofácies 3, ou seja, com 
uma grande frequência de rochas com propriedades semelhantes aos arenitos (Figura 5.7). 
 
 
Figura 5.7 - Frequência das eletrofácies nos poços. 
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5.1.3 Propriedades Petrofísicas 
 
Nesta seção são apresentados os resultados das propriedades petrofísicas com 
análises quantitativas e qualitativas. Devido os distintos comportamentos de cada eletrofácies, 
a análise foi realizada separadamente, sendo que a eletrofácies 3 não foi considerada no 
cálculo de porosidade efetiva e saturação de água por ser classificada como não-reservatório. 
 
5.1.3.1 Volume de folhelho (Vsh) - Avaliação 
 
A quantificação da proporção de folhelho nas eletrofácies respeitaram em geral os 
limites utilizados na função lógica de classificação. A eletrofácies 1 possui volume de 
folhelho inferior a 22% enquanto a eletrofácies 2 possui valores de volume de folhelho 
variando de 0 - 44%, com as frequências acumuladas entre 22 – 41%. 
 Segundo os resultados de difração de raios-X disponíveis, todas as eletrofácies 
são caracterizadas pela presença de argilas compostas geralmente em ordem decrescente por: 
Illita, Illita/Esmectita (mixed-layer), Clorita e Caolinita (Tr) (Tabela 5.3).  
 
Tabela 5.3 – Frequência média dos minerais nas eletrofácies (XRD). 
 
Quartzo, Plagioclásio e K-Feldspato compõem a maior percentagem dos minerais 
presentes. Em menor proporção também é verificada a presença de minerais carbonáticos 
como Calcita e Fe-Dolomita (Tabela 5.3). 
Nas rochas presentes, os folhelhos ocorrem de três formas: estruturados, 
laminados e dispersos. Com base no gráfico PHID vs. NPHI (Figura 5.8) se inferiu como os 
minerais estão distribuídos nas rochas do reservatório com relação a sua distribuição ao ponto 
de folhelho (ɸsh). Esse ponto é definido por apresentar um valor alto de volume de folhelho 
(60%), um valor baixo de porosidade de densidade (14%) e valor alto de porosidade neutrão 
(38%). 
 
 Quartzo, plagioclasio, k-
feldspato (frequência média) 
Calcita 
 Fe-dolomita 
Illita, illita/esmectita, clorita, 
caolinita (razão média) 
Frequência 
das argilas  
Eletrofácies 1 40% , 30%, 10% ≤ 3% 6 : 2 : 2 : 0 ≤ 11% 
Eletrofácies 2 35%, 30%, 13% 3 – 7% 5 : 3 : 2 : 0 12 – 23% 
Eletrofácies 3 25%, 25%, 13% 3 – 13% 4 : 3 : 3 : 0 24 – 29% 
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Figura 5.8 - Gráfico PHID x NPHI. 
 
Como observado no gráfico, os pontos correspondentes a eletrofácies 1 tendem a 
bissetriz que marca as porções de arenitos limpos e preenchidos por água. Os pontos 
correspondentes as eletrofácies 2 e 3 se espalham no gráfico, porém, com uma clara 
acumulação à esquerda do ponto de folhelho e abaixo da bissetriz, correspondendo assim aos 
folhelhos dispersos. Folhelhos laminados e estruturados também ocorrem, porém com menor 
frequência. 
 
5.1.3.2 Porosidade efetiva (PHIE) - Avaliação 
 
Com base na Equação 5.2 a calibração da porosidade de densidade é ajustada a 
porosidade real em condições de reservatório, ou seja, a 145 bar de pressão. A porosidade 
total medida indica a porosidade primária da rocha formada a partir do arranjo dos grãos 
criados pela deposição original do sedimento. Nas rochas da Formação Carapebus as 
descrições de lâminas indicam a presença da porosidade intergranular primária nos arenitos 
(Figura 5.9).  
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Figura 5.9 - Tipos de porosidade, Poço 3-ENC-4 RJS– Porosidade intergranular em arenito fino a médio (2228,5 – 2256 
metros) a esquerda; e Poço 1-ENC-1-RJS - Microporosidade em arenito lamoso com Glauconita (verde) (2343-2346 metros) 
a direita. 
 
A porosidade total nos arenitos siltosos é variável nos poços devido bioturbação, 
compactação e cimentação. A porosidade intergranular é encontrada nas porções com melhor 
qualidade textural e mineralógica. A microporosidade é encontrada nas porções mais 
bioturbadas e nos níveis compactados, cimentados e com contração de minerais argilosos 
(Figura 5.9). 
Na Figura 5.8 é verificada maior presença de folhelhos dispersos nas eletrofácies, 
sendo assim necessária a correção da porosidade total pela subtração do conteúdo de folhelho 
estimado. Para os 32 poços da área, a eletrofácies 1 possui valores de porosidade efetiva 
variando de 16,8 - 39,1% com média de 27,7%, enquanto a eletrofácies 2 possui valores de 
porosidade efetiva variando 0 - 26,8% com média de 14,8% (Figura 5.10). 
 
 
Figura 5.10 - Distribuição dos valores de porosidade efetiva para; Eletrofácies 1 (esquerda); e Eletrofácies 2 (direita). 
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5.1.3.3 Saturação de água (Sw) – Avaliação 
 
Utilizando o gráfico de Pickett (Figura 5.13) no intervalo com resistividade de 
formação (RD) inferior a resistividade da zona invadida (RS), a projeção da reta estimou a 
resistividade da água (Rw) para os poços: RJS-498-RJ, B-25, B-28 e B-29. Com um fator de 
cimentação (m) de 1,85 os valores de resistividade da água encontrados são semelhantes para 
os poços, tendo como média o valor de 0,02 ohm.m. Esse valor foi utilizado para o cálculo de 
saturação de água de todas as eletrofácies para os 32 poços da área.  
Na eletrofácies 1 foi utilizada a equação de Archie (1942), e para as eletrofácies 2 
e 3 a equação de Simandoux (1963). Para a equação de Simandoux, a resistividade do 
folhelho (Rsh), definida como a média dos menores valores de resistividade da eletrofácies 3 
para cada poço, possui  valores variando de 0,26 – 1,43 ohm.m com média de 0,96 ohm.m.  
Nos 32 poços da área, as eletrofácies 1  e 2 possuem saturação de água variando 
de 0 - 100%, porém a eletrofácies 1 possui média de 22% com maior parte das observações 
entre 5 - 35%. A eletrofácies 2 classificada como possível reservatório possui média de 40% 
com alta amplitude no histograma, tendo maior parte das observações entre 5 - 65% de 
saturação de água (Figura 5.11). 
 
 
Figura 5.11 - Distribuição dos valores de saturação de água para; Eletrofácies 1 (esquerda); e Eletrofácies 2 (direita). 
 
Com os valores de saturação obtidos para a eletrofácies 1 nos 32 poços da área, o 
contato entre a água e o óleo no reservatório foi definido no gráfico TVD (profundidade 
vertical verdadeira) vs. Sw (saturação de água). O contato óleo/água foi definido no primeiro 
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ponto com valor próximo a 100% de Sw a partir do topo, definindo assim o contato na cota 
2355 metros (TVD) de profundidade (Figura 5.12). 
 
 
Figura 5.12 - Contato óleo-água para o Campo de Peregrino. 
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Figura 5.13 - Pickett Plot para os poços; A) RJS-498-RJ, B) B-25, C) B-28 e D) B-29. 
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5.2 Interpretação geológica-geofísica 
 
A interpretação geológica-geofísica integra os dados sísmicos, perfilagens e 
testemunhos para a compreensão dos processos deposicionais formadores do reservatório. 
Todos os dados relacionados a essa seção impactam no entendimento geométrico e os eventos 
cronológicos na deposição da formação, condicionando a fase de modelagem. 
 
5.2.1 Interpretação dos horizontes sísmicos  
 
Nessa seção são apresentadas três seções de poços: A-A’ paralela a costa, B-B’ 
paralela ao mergulho de deposição na região sudoeste da área e C-C’ paralelo ao mergulho de 
deposição na região nordeste da área; e três seções sísmicas : D-D’- inline, E-E’ – crossline 
(sudoeste) e F-F’ – crossline (nordeste) (Figura 5.14).  
 
 
Figura 5.14 - Mapa de localização dos poços e seções. 
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A seção A-A’ (Figura 5.15) apresenta a conectividade lateral da Formação 
Carapebus utilizando os poços exploratórios do campo. A seção apresenta uma continuidade 
lateral extensa para os pacotes de arenito, com as bordas da área com espessuras menores 
progradando para espessuras maiores ao centro da área, do mesmo modo que a profundidade 
aumenta. O intervalo superior (I1), localizado entre o topo da Formação Carapebus e a 
superfície intermediária possuem espessuras variando de 11,84 – 38,53 metros e o intervalo 
inferior (I2), localizado entre a superfície intermediária e o topo da Gr. Macaé, possui 
espessuras variando de 7,49 – 61,28 metros. 
Nas seções B-B’ e C-C’ (Figura 5.16) são mostradas as conectividades 
longitudinais da Formação Carapebus utilizando os poços exploratórios, de injeção e de 
produção. A seção B-B' apresenta a Formação Carapebus com aumento de espessura na 
direção do mergulho de deposição, com o intervalo superior com espessuras variando de 
11,15 – 19,95 metros, enquanto o intervalo inferior possui espessuras variando de 19,39 – 
27,61 metros. 
Na seção C-C’ as espessuras dos pacotes de arenito aumentam na direção do 
mergulho de deposição, onde o intervalo está localizado em maiores profundidades. As 
espessuras do intervalo superior variam de 22,21- 86,54 metros e o intervalo inferior possuem 
espessuras variando de 39,22- 99,2 metros.  
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Figura 5.15 - Seção de poços: A – A. Marcadores: Topo da Formação Carapebus (amarelo), superfície intermediária (verde) e topo do Grupo Macaé (azul).
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Figura 5.16 - Seções de poços: B -B e C - C'. Marcadores: Topo da Formação Carapebus (amarelo), superfície intermediária (verde) e topo do Grupo Macaé (azul). 
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Os horizontes sísmicos interpretados acompanham a geometria geral identificada 
nas seções A-A’, B-B’ e C-C’. Na interpretação dos horizontes foi analisado o padrão de 
reflexão de cada unidade, identificando continuidades, amplitude e geometria. 
O horizonte do Grupo Macaé é caracterizado por um refletor positivo bem 
marcado na sísmica, representando um aumento de impedância acústica entre os carbonatos e 
os arenitos da Formação Carapebus, tornando esse limite estratigráfico facilmente 
reconhecido na área de estudo, como citado por Haugen et al. (2015) (Figura 5.17).  
O Grupo Macaé em algumas regiões possui refletores estruturalmente controlados 
por falhas normais localizadas abaixo do contato com a Formação Carapebus, criando altos e 
baixos estruturais variáveis no campo. Essa unidade estratigráfica apresenta uma inclinação 
em direção ao mergulho de deposição em média de 4°. Apesar de controlado por algumas 
falhas, as dimensões das estruturas são de pequena escala e raramente ultrapassam para a 
unidade superior. 
O horizonte da Formação. Carapebus é caracterizado por um refletor negativo de 
baixa resolução com decréscimo na impedância acústica (Haugen et al., 2015) , sendo de 
difícil identificação na área do campo com uma clara visualização na região nordeste e baixa 
visualização na área sudoeste. No geral o topo da Formação Carapebus segue a tendência da 
geomorfologia do Grupo Macaé, possuindo maiores espessuras próximo a área mais distal e 
menores espessuras próximas a zona de pinch-out, obtendo uma forma onlap no campo com 
uma inclinação média de 3º em direção ao mergulho deposicional (Figura 5.17 [E-E’]).  
A zona de pinch-out é definida pelo contato do topo da Formação Carapebus com 
o topo do Grupo Macaé e é caracterizado pelo afinamento estratigráfico do reservatório. Esse 
limite entre as duas superfícies é incerta devido a baixas espessuras na região, gerando 
estruturas abaixo da resolução sísmica (Figura 5.17 [F-F’]).  
Nos poços, entre os marcadores de topo e base, é verificada a presença de uma 
fina camada de siltitos e lamitos que compartimentalizam o reservatório em dois intervalos. 
Esse marcador intermediário pode ser correlacionado a um refletor positivo de baixa 
resolução na sísmica, sendo de difícil identificação na área.  
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Figura 5.17 - Horizontes sísmicos da Formação Carapebus e Grupo Macaé.Exagero vertical de 4x (Z=4) 
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5.2.2 Modelo conceitual  
 
A Formação Carapebus em geral é composta por arenitos (grossos a muito finos), 
arenitos siltosos, siltitos arenosos, siltitos, lamitos e conglomerados. Como observado por 
Mutti (1992), fluxos gravitacionais bipartidos representam a conexão física entre esses 
litotipos, indicando um mesmo fluxo de origem. Para o autor, as fácies de um fluxo bipartido 
podem ser agrupadas em: A: cascalho à clastos do tamanho de seixos; B: seixos pequenos à 
areia grossa; C: areia média a fina e D: areia fina à lama. 
Para o Campo de Peregrino o modelo de deposição pode ser dividido em dois 
intervalos: Intervalo superior (I1) e intervalo inferior (I2), de modo que a associação das 
litofácies é analisada separadamente. Essa individualização ocorreu pela verificação das 
litofácies de composição siltosa e lamítica entre dois pacotes principais de arenitos, como 
citado por Pettan e Strømsvik (2013), interpretada como possível superfície de máxima 
inundação. 
No intervalo inferior os grupos A e B, que se movem como um fluxo basal 
granular são encontrados nos poços 3-PRG-1-RJS e 3-PRG-1DA-RJS (Sudoeste). Esses 
poços se localizam próximo ao talude, onde segundo Mutti (1992) é marcado por processos 
erosivos e deposicionais do tipo F1 (fluxo de detritos coesivos); F2 (fluxo hiperconcentrado); 
F3 (congelamento por fricção), sequencialmente. 
Os fluxos de detritos coesivos (F1) estão presentes no poço 3-PRG-1DA-RJS 
localizado na área proximal do depósito na forma de conglomerados caóticos com matriz de 
areia na base do intervalo (I2). Sobrepondo os conglomerados neste poço, são encontrados 
intercalações de sequências com gradação normal de areia fina a siltito (D).  
Ainda no intervalo inferior há uma camada de arenito maciço que antecede uma 
sequência de conglomerados, arenitos seixosos e arenitos médios. Estas associações de 
litofácies representam a área de transição lobo-canal do reservatório, marcando ciclos grano 
decrescentes de fluxos turbidíticos de alta densidade e fluxos turbidíticos de baixa densidade. 
Localizado em uma região mais distal, em sequência ao poço 3-PRG-1DA-RJS, 
porém ainda próximo ao talude, o poço 3-PRG-1-RJS possui a porção basal do I2 
caracterizado por conglomerados gradando para arenitos seixosos e arenitos médios. Essa 
associação indica uma evolução do fluxo turbidítico de alta densidade (F4-F5), equivalente ao 
grupo B e C e que se movem parte como fluxo denso e parte com fluxo turbulento, típicos da 
região proximal do lobo.  
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Mais ao centro da área, nos poços 3-ENC-3-RJS e 1-ENC-1-RJS, são encontrados 
no intervalo inferior (I2) litotipos de areia média a areia fina, pertencentes ao grupo B, que se 
move como uma camada basal granular no fluxo e o grupo C, que se move inicialmente como 
uma camada granular evoluindo progressivamente para um fluxo turbulento. Os dois grupos 
indicam a associação de ciclos deposicionais grano decrescentes no intervalo inferior (I2), 
caracterizando a região proximal do lobo. No poço 1-ENC-1-RJS são verificados arenitos 
finos com laminação plana paralela e gradação normal, típico da sequência Tb de Bouma 
(1962). 
Representando a região nordeste da área os poços 3-ENC-4-RJS e RJS-498-RJ 
apresentam arenitos médios a siltitos (grupo C e D) no intervalo inferior. No poço 3-ENC-4-
RJS, verificam-se fluxos de turbidez de alta densidade (areia média) na base e no topo, e 
fluxos de baixa densidade (areia fina a muito fina) entre os dois ciclos. No poço RJS-498-RJ 
os ciclos de fluxos são mais frequentes variando de areia média a muito fina com camadas 
mais laminares e maciças. Os processos dominantes são F7, F8 (alta densidade) e F9 (baixa 
densidade), caracterizados pela região mais distal do lobo. No poço RJS-498-RJ os arenitos 
compostos de areia média possuem gradação normal e estrutura maciça sobre uma superfície 
erosiva, típico da sequência Ta de Bouma (1962).  
No intervalo superior (I1) a região sudeste da área é caracterizada por rochas de 
granulometria mais fina, sendo que no poço 3-PRG-1DA-RJS, o intervalo é composto 
inteiramente por arenitos finos a muito finos (grupo D), típicos de fluxos de turbidez de baixa 
densidade depositados sob um regime de turbulência.  
Os poços 3-ENC-3-RJS e 1-ENC-1-RJS são compostos por arenitos finos e 
arenitos médios, típicos do grupo C, e representam fluxos de turbidez de alta densidade típico 
da região intermediária do lobo deposicional.  
Na região nordeste os poços 3-ENC-4-RJS e RJS-498-RJ possuem areia fina a 
muito fina, pertencentes ao grupo D, depositados principalmente por um fluxo de baixa 
densidade turbulento. No poço RJS-498-RJ, no topo do intervalo, as litofácies correspondem a 
sequência Tc-Td de Bouma (1962), com areia fina com laminação cruzada gradando para 
areia muito fina e siltito. O poço 3-ENC-4-RJS possui uma gradação de areia fina a muito 
fina, correspondendo a ciclicidade dos fluxos de baixa densidade. 
Na área de estudo, os fluxos de turbidez não tiveram limitações estruturais 
relevantes que impactam na deposição do fluxo, obtendo assim uma continuidade longitudinal 
e lateral extensa da Formação Carapebus (Figura 5.18), como observado nos perfis A-A’, B-
B’ e C-C’ (Figura 5.15; Figura 5.16). Segundo Moraes et al. (2006), o complexo de canais 
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distributários e lobos possuem uma geometria tabular e lentes extensas, com continuidade 
lateral ampla devido ao amalgamento dos corpos, podendo alcançar de 5-15 Km lateralmente 
e de 5-15 Km longitudinalmente.  
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Figura 5.18 - Mapas topográficos: Formação Carapebus (esquerda); e Grupo Macaé (direita). 
 
- 
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Lateralmente, na correlação dos poços (A-A’), verifica-se uma maior tendência 
para as eletrofácies 1, tanto no intervalo superior quanto inferior, entretanto longitudinalmente 
(B-B’, C-C’) verifica-se um aumento nas proporções de eletrofácies 2 e eletrofácies 3 na 
direção do mergulho deposicional. Observa-se assim uma tendência das rochas apresentarem 
granulometrias maiores na região proximal e granulometrias menores na região distal. 
Com base na geomorfologia dos horizontes sísmicos, verifica-se que os 
sedimentos da Formação Carapebus preenchem os baixos estruturais, nivelando a topografia 
na área, possuindo maiores espessuras na região nordeste e menores na sudoeste. No 
horizonte do Grupo Macaé (Figura 5.18), observam-se feições geomorfológicas no limite 
noroeste da área em forma de calhas.  
As feições erosivas tem continuidade na Formação Carapebus, onde se notam 
formas geomorfológicas provavelmente causadas por canais. Esse momento erosivo pode ser 
visto no mapa de espessura do campo, onde a forma de canal é bem definida e associada as 
regiões de menores espessuras do reservatório (Figura 5.19). 
 
 
Figura 5.19 - Mapa de espessura da Formação Carapebus. 
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Conceitualmente pode-se inferir que sucessão estratigráfica da área teve início no 
intervalo inferior I2 da Formação Carapebus, depositada principalmente por fluxos de 
turbidez de alta densidade, que preenchem os baixos estruturais causados por pequenas falhas 
(Figura 5.20B). Com a relativa subida do nível do mar, depósitos de granulometria fina 
formados por siltitos e lamitos, relacionados a superfícies de máxima inundação, formaram 
uma fina camada distribuída em toda a área (Figura 5.20C). 
O intervalo superior I1 da Formação Carapebus, depositado principalmente por 
fluxos de turbidez de baixa densidade, preenchem a área de estudo acompanhando a 
geomorfologia criada nos eventos anteriores (Figura 5.20D). Esse intervalo posteriormente 
foi erodido por canais principalmente na região sudoeste da área (Figura 5.20E). 
 
 
Figura 5.20 - Fases de deposição sedimentar do Campo de Peregrino; A) Falhas no Grupo Macaé pré deposicionais da 
Formação Carapebus; B - Deposição do intervalo 2 por fluxos de alta densidade ; C) Depósito de máxima inundação; D) 
Depósito do intervalo 1 por fluxos de baixa densidade; e E) Processos erosivos por canais. 
 
5.2.3 Arcabouço estratigráfico e grid geológico  
 
O arcabouço estratigráfico pode ser definido como a união entre a interpretação 
sísmica, os marcadores de poços e as relações geológicas conceituais. Com base nos 
horizontes interpretados, definiu-se uma relação de inconformidade entre o Grupo Macaé e a 
Formação Carapebus, marcando uma separação entre as duas unidades onde os fluxos de 
turbidez depositam e erodem parte dos carbonatos. 
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Como a superfície intermediária possui um refletor sísmico de baixa resolução, 
optou-se por utilizar a geomorfologia do topo da Formação Carapebus como guia para a 
geomorfologia desta unidade, uma vez que ambas possuem uma relação estratigráfica de 
conformidade. As profundidades na área dessa superfície foram definidas nos poços pelos 
marcadores correspondentes, guiando a triangulação. 
O Campo de Peregrino pode ser dividido, a partir dos horizontes, em quatro 
compartimentos estratigráficos: Grupo Macaé, Formação Carapebus-I2, Formação Carapebus-
I1 e Formação Ubatuba (Figura 5.21A); e dois compartimentos de fluidos: óleo e água, 
separados pelo contato estimado em poços (2355 m) (Figura 5.21B).  
 
 
Figura 5.21 - Compartimentos do Campo de Peregrino; A) Compartimentos estratigráficos; e B) Compartimentos de fluidos. 
 
Com base na geometria das unidades e do modelo conceitual, definiu-se que a 
células que compõem o grid geológico são distintos nos dois intervalos criados. Para a 
Formação Carapebus I2 (Grupo Macaé - Superfície Intermediária) a células possuem forma 
proporcional e a Formação Carapebus I1 (Superfície Intermediária – Formação Carapebus) 
possuem forma paralelas ao topo. 
As dimensões de 50x50x2m (x, y, z) de cada célula foi definida pela intenção de 
um modelo mais detalhado e que melhor se ajustou a regularização dos dados. A 
regularização das informações dos poços é um aumento de escala medida a cada 0,15 metros 
nos poços para dois metros no grid, seguindo a eletrofácies mais frequente e a média 
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aritmética das propriedades. Esse aumento de escala reduziu significativamente o número de 
dados sem perder a representatividade, tanto na correlação geológica quanto no variograma 
experimental, sendo assim mais correlacionável para uma área extensa com poços separados 
por grandes distâncias. 
A regularização das eletrofácies geram curvas de proporção vertical, que são a 
relação estatística entre as eletrofácies presente e a profundidade de cada camada. Na área de 
estudo a curva de proporção vertical geral foi dividida nos dois intervalos (Figura 5.22). A 
relação estatística entre a proporção de cada eletrofácies no dado original e o dado 
regularizado é demonstrado na Tabela 5.4. 
 
 
Figura 5.22 - Curva de Proporção vertical Intervalo 1 (esquerda); e Intervalo 2 (direita). 
 
Tabela 5.4 - Proporção das eletrofácies originais e após a regularização. 
Intervalo 1 Original Regularizado 
Eletrofácies 1 64,471 % 59,980 % 
Eletrofácies 2 26,977 % 29,242 % 
Eletrofácies 3 8,632 % 10,778 % 
Intervalo 2 Original Regularizado 
Eletrofácies 1 66,122 % 58,071 % 
Eletrofácies 2 26,223 % 30,840 % 
Eletrofácies 3 7,855 % 11,089 % 
 
As proporções da eletrofácies 1 decresceu de 4,49% no intervalo 1 e 8,05% no 
intervalo 2. Consequentemente há um aumento das eletrofácies 2 e 3 em 2,26% e 2,14% no 
intervalo 1; 4,61% e 3,23% no intervalo 2. 
As propriedades de porosidade efetiva e saturação de água também foram 
estatisticamente analisadas a fim de confirmar um real ajuste entre o dado original e o 
regularizado. Na comparação entre os dados de porosidade efetiva, verificam-se poucas 
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mudanças dos valores associados a eletrofácies 1, enquanto na eletrofácies 2 há um acréscimo 
nas observações, principalmente no intervalo entre 13 - 19% (Figura 5.23). 
 
 
Figura 5.23 - Distribuição dos dados originais vs. dados regularizados para porosidade efetiva; Eletrofácies 1 (esquerda); e 
Eletrofácies 2 (direita). 
 
Na saturação de água houve alterações nas observações em ambas as eletrofácies, 
com diminuição na frequência de valores entre 10- 20% na eletrofácies 1 e aumento das 
observações entre 36 - 65% na eletrofácies 2 (Figura 5.24). 
 
 
Figura 5.24 - Distribuição dos dados originais vs dados regularizados para saturação de água; Eletrofácies 1 (esquerda); e 
Eletrofácies 2 (direita). 
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5.3 Modelagem estocástica  
 
As variáveis de interesse neste trabalho correspondem às eletrofácies, que 
compõem a arquitetura geológica, a porosidade efetiva e saturação de água, que compõem as 
propriedades das rochas do reservatório. A correlação espacial das variáveis é representada 
pelos semi-variogramas correspondentes, de modo que são analisados os comportamentos dos 
dados regularizados nas direções horizontais e verticais. 
Depósitos de complexos de canais distributários e lobos possuem uma maior 
conectividade lateral se comparada a longitudinal, de modo que a anisotropia dos corpos 
estará presente entre as direções perpendicular e paralela do fluxo sedimentar. Para a variável 
eletrofácies 1, definiram-se as direções de maior correlação nos azimutes N73º para o 
intervalo 1 e N63º para o intervalo 2. Para a criação dos semi-variogramas experimentais foi 
utilizado uma passo (h) de 200 metros com tolerância de meio passo (h/2), enquanto o limite 
angular foi estipulado em 45º.  Os parâmetros utilizados para a construção dos semi-
variogramas esféricos para a eletrofácies (Figura 5.25) estão apresentados na Tabela 9.1 
(Anexo). 
 
 
Figura 5.25 – Semivariogramas da eletrofácies 1: Intervalo 1 (vermelho); e Intervalo 2 (roxo). Ajuste do semivariograma 
teórico (linhas sólidas) ao semivariograma experimental (linhas pontilhadas). 
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Os valores das propriedades foram transformados para uma distribuição gaussiana 
previamente ao modelo variográfico. Os histogramas correspondentes a transformação 
gaussiana das variáveis porosidade efetiva e saturação de água podem ser vistos na Figura 
5.26. 
 
 
Figura 5.26 - Histogramas da transformação Gaussiana, Porosidade efetiva (esquerda); e Saturação de água (direita). 
 
Os semi-variogramas correspondentes as variáveis porosidade efetiva e saturação 
de água foram construídos nas direções vertical e horizontal (Figura 5.27). Como não foi 
identificado nenhuma diferença significativa nas amplitudes horizontais, foram utilizados os 
semi-variogramas omni-direcionais (mesmo alcance e patamar) para a direção horizontal, 
tanto para o intervalo 1 quanto para o intervalo 2 em um modelo esférico. Os parâmetros 
utilizados para as propriedades são descritos na Tabela 9.2 (Anexo).  
 
 
Figura 5.27 - Semivariogramas das propriedades petrofísicas porosidade efetiva (esquerda); e saturação de água (direita): 
Intervalo 1 (vermelho); e Intervalo 2 (roxo). Ajuste do semivariograma teórico (linhas sólidas) ao semivariograma 
experimental (linhas pontilhadas). 
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Os mapas das CPV do intervalo 1 e intervalo 2 são utilizados como dado 
condicionante para a simulação das eletrofácies. A direção e anisotropia (relação eixo 
maior/eixo menor) utilizada são idênticas aos semi-variogramas, onde para o intervalo 1 foi 
estipulado o azimute de N73º com anisotropia de 2.0 e intervalo 2 com azimute de N63º e 
anisotropia de 1.1. 
Como observado na Figura 9.1-Anexo, os mapas CPV possuem comportamentos 
semelhantes nos dois intervalos. O intervalo 1 possui maior frequência de eletrofácies 1 na 
região com mais poços (centro da área) tendendo a eletrofácies 2 e 3 na porções mais distais, 
com a predominância de eletrofácies 2 na região leste e eletrofácies 3 na região sudoeste. O 
intervalo 2 possui maior frequência de eletrofácies 1 no centro e norte da área tendendo a 
eletrofácies 2 e 3 nas regiões sudoeste e leste, com predominância de eletrofácies 2 sobre a 
eletrofácies 3. 
Ao final da simulação pelo método SIS, gerou-se para a área 100 cenários 
equiprováveis das distribuições das eletrofácies. Na Figura 5.28 é apresentado o cenário 1 da 
simulação, onde nota-se uma distribuição das eletrofácies seguindo a tendência dos mapas de 
CPV, com a eletrofácies 1 presente nas áreas central e proximal. As eletrofácies 2 e 3 
localizam-se preferencialmente na porção distal, principalmente na região sudoeste.  
 
 
Figura 5.28 - Modelo eletrofácies - Cenário 1. Exagero vertical de 4x (Z=4) 
Internamente as eletrofácies modeladas seguem o modelo sedimentológico 
conceitual. Na Figura 5.29 se verifica a presença preferencial de eletrofácies 1 próximo a 
zona de pinch-out do  intervalo 2 progredindo para eletrofácies 2 e 3 na porção distal, 
condizente com o modelo de deposição de Mutti (1992), com correntes de turbidez de alta 
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densdidade na região de lobo (F5, F7 e F8)  e correntes de baixa densidade na planície de 
espalhamento (F9).  
 
 
Figura 5.29: Seção do modelo de eletrofácies (Cenário 1). Exagero vertical de 4 x (Z=4). 
 
De modo geral a seção exemplifica a divisão do reservatório em dois intervalos 
principais compostos por arenitos, pertencentes ao Grupo C (areia média a fina), separados 
por uma camada pertencente ao Grupo D (areia fina a lama) associada tanto a superfície de 
máxima inundação quanto aos sedimentos do fluxo turbidítico de baixa densidade.  
As proporções finais das eletrofácies para os intervalos 1 e 2 são apresentadas na 
Figura 5.30. Segundo as frequências relativas de cada eletrofácies, há um grande decréscimo 
da eletrofácies 1 na área do campo em relação aos valores encontrados após a regularização 
dos poços.  
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Figura 5.30 - Histograma da proporções das eletrofácies para,  Intervalo 1 (esquerda); e Intervalo 2 (direita). 
 
Para o intervalo 1 existe uma redução de 10,78 pontos percentuais na eletrofácies 
1 e 0,54 para a eletrofácies 2, enquanto que para as eletrofácies 3 há um aumento de 11,33 
pontos percentuais. No intervalo 2, a eletrofácies 1 decai em 16,87 pontos percentuais em 
frequência na área, enquanto as eletrofácies 2 e 3 tem uma acréscimo de 7,06 e 9,82 pontos 
percentuais respectivamente. 
A distribuição das eletrofácies foi utilizada como condicionante para a 
distribuição das propriedades petrofísicas de porosidade efetiva e saturação de água pelo 
método SGS. Na Figura 5.31 é apresentado o cenário 1 da porosidade efetiva, onde foram 
verificados valores superiores a 22% nas regiões preenchidas por eletrofácies 1 e 
principalmente valores entre 12 - 22% nas regiões com eletrofácies 2. Valores nulos de 
porosidade efetiva correspondem às regiões com eletrofácies 3, onde foi estipulado o valor 
constante zero, por essa eletrofácies não possuir propriedades de reservatório. 
 
 
Figura 5.31 - Modelo de porosidade efetiva - Cenário 1. Exagero vertical de 4 x (Z=4). 
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No histograma correspondente a porosidade efetiva (Figura 5.33) é possível 
observar que houve uma diminuição nas frequências nos valores superiores a 16% entre  o 
simulado e a distribuição da porosidade regularizada. Entretanto, a distribuição ainda preserva 
a tendência da propriedade, com exceção ao valor igual a zero que se tornou mais frequente 
por ter estipulado esse valor constante para a eletrofácies 3.  
Na propriedade de saturação de água, também condicionada a distribuição das 
eletrofácies, são verificados valores baixos nas regiões preenchidas pela eletrofácies 1 e 
valores mais frequentes de 20 - 50% para a eletrofácies 2. Valor constante igual a 1 foi 
estipulado para a eletrofácies 3, novamente por não possuir características de reservatório, 
portanto totalmente preenchida por água (Figura 5.32).  
 
 
Figura 5.32 - Modelo de saturação de água - Cenário 1. Exagero vertical de 4 x (Z=4). 
 
No histograma correspondente a saturação de água (Figura 5.33), nota-se uma 
distribuição dos valores encontrados na simulação respeitando a tendência da propriedade no 
dado regularizado, porém com uma diminuição nos valores, principalmente entre 10 - 60%.  
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Figura 5.33 - Histograma da distribuição de, Porosidade efetiva (esquerda); e Saturação de água (direita). 
 
Seguindo o padrão global dos modelos das propriedades, a Figura 5.34 mostra os 
valores de porosidade efetiva e saturação de água condicionada as eletrofácies. As porções 
com maiores valores de porosidade efetiva se localizam próximas as zonas de pinch out e no 
intervalo 1. As camadas intermediárias compostas por rochas do Grupo D (Figura 5.29) 
apresentaram porosidades mais baixas e nulas. A saturação de água mantêm o mesmo padrão 
da porosidade efetiva, com valores baixos nas zonas de pinch out (acumulação de 
hidrocarbonetos) e no intervalo 1 (eletrofácies 1). 
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Figura 5.34: Seção do modelo da porosidade efetiva (A) e saturação de água (B) - Cenário 1. Exagero vertical de 4 x (Z=4). 
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5.4 Cálculo de volume e análise de cenários 
 
Utilizando os modelos de porosidade efetiva, saturação de água e contato óleo-
água encontrados nas fases anteriores, foi possível estimar o volume de óleo presente no 
campo. Inicialmente utilizou-se como parâmetro de corte na definição da razão Net to Gross a 
porosidade efetiva, onde se delimitou o valor de 16% como limite entre rochas efetivamente 
reservatório e não reservatório. O valor de 16% foi definido por ser o menor valor encontrado 
de porosidade para a eletrofácies 1, classificada como a rocha reservatório. Após a 
delimitação do valor limite, encontrou-se para o Campo de Peregrino a proporção de 60,27% 
de rochas efetivamente reservatório e 39,73% de rochas não reservatório. 
O Gross Rock Volume, correspondente ao volume de rocha acima do contato 
óleo/água (Figura 5.35) possui valor constante de 1,129x1010 m3 , com 4,33x109 m3 no 
intervalo 1 e  6,96x109 m3 no intervalo 2. 
 
 
Figura 5.35 - Mapa do contato óleo-água para a Fase I de desenvolvimento. 
 
O valor de STOIIP, ou seja, o volume de óleo em condições de superfície foi 
estimado para três principais cenários: P10, P50 e P90. A análise volumétrica para o Campo 
de Peregrino - Fase I utilizou os 100 cenários de eletrofácies, porosidade efetiva e saturação 
de água, gerando a função distribuição acumulativa inversa do volume de óleo. 
Como visualizado na Figura 5.36, as probabilidades indicam um volume de 2,203 
bilhões de barris para a probabilidade de 10%, 2,159 bilhões para a probabilidade de 50% e 
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2,119 bilhões para a probabilidade de 90%, relacionados aos cenários 81, 12 e 92 
respectivamente. Os cenários correspondentes as probabilidades das eletrofácies, porosidade 
efetiva e saturação de água podem ser vistos nas Figura 9.2, Figura 9.3 e Figura 9.4 
(Anexo) respectivamente. 
 
 
Figura 5.36 - Distribuição acumulativa inversa do volume de óleo. 
 
Os dois intervalos estratigráficos contribuem distintamente ao volume final de 
óleo no campo, com o intervalo inferior (I2) possuindo um volume maior de óleo se 
comparado ao intervalo superior (I1) (Tabela 5.5). 
 
Tabela 5.5 - Valores de STOIIP para cada intervalo e probabilidade. 
Probabilidades P10 (bbl) P50 (bbl) P90 (bbl) 
Intervalo 1 0,665 0,669 0,661 
Intervalo 2 1,537 1,490 1,457 
 
Os volumes de óleo encontrados nas 100 realizações para o Campo de Peregrino 
variam de 2,0 – 2,25 bilhões de barris.  
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6 Discussão 
 
6.1 Análise de poços  
 
A análise dos testemunhos e lâminas delgadas indica que o reservatório do Campo 
de Peregrino, formado pela Formação Carapebus, é predominantemente composto por 
arenitos médios a grosseiros saturados por óleo, formando grandes pacotes de até 20 metros 
de espessura. Conglomerados e arenitos finos aparecem subordinados nos poços 
ocasionalmente saturados por óleo. Arenitos muito finos, siltitos e lamitos aparecem com 
baixa frequência, não saturados por óleo e com espessuras variáveis.  
A relação entre a descrição das litofácies em testemunhos e dados de laboratórios 
é discordante em alguns níveis. A descrição de testemunho muitas vezes não foi compatível 
com dados de laboratório, como na análise de tamanho de grão (LGSA). Utilizando a 
classificação de Folk, as rochas foram agrupadas com base nas proporções de areia, silte e 
argila em três principais litotipos: arenitos, arenitos siltosos e siltitos arenosos. 
Essa classificação apesar de não possuir detalhes importantes, como estruturas, 
forneceu uma classificação mais simples e detalhada quanto a composição das rochas. Os três 
litotipos agrupados foram relacionados aos perfis geofísicos a fim de se transferir as 
características das rochas testemunhadas para os poços apenas perfilados. 
A relação entre o volume de folhelho e o Índice de Raio Gama (IGR) foi definida 
pela regressão geométrica entre os dois dados. Na Figura 5.3 foi mostrada a dispersão dos 
pontos relacionados a essa propriedade e se verifica uma tendência real dos pontos em se 
agrupar em três nuvens principais de dados. Anteriormente a criação dessa relação foram 
retirados os outliers, que representam pontos discordantes a reclassificação dos litotipos. 
Os pontos considerados outliers, ou seja, 2σ para mais ou para menos, aparecem 
principalmente pela composição dos grãos. Muitas vezes, apesar do tamanho de grão ser 
compatível com a classificação das rochas, os minerais que os compõem são formados, por 
exemplo, por k-feldspatos, matéria orgânica ou fragmento lítico que impactam na somatória 
de radioatividade da rocha (Ellis e Singer, 2008).  
O mesmo procedimento foi realizado para a porosidade total, onde se verifica na 
Figura 5.4 uma tendência dos pontos de se agruparem em duas nuvens principais de dados. 
Os arenitos aparecem, em sua maioria, concordantes entre os valores de PHID e PHIT devido 
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a uniformidade mineralógica e baixo conteúdo de folhelho (<15%). Pontos de arenito 
distantes da reta de regressão podem estar relacionados à cimentação por calcita/dolomita ou 
compactação da rocha, que impactam no registro do perfil RHOB.  
Os pontos relacionados aos arenitos siltosos são mais dispersos quanto a reta de 
regressão. Essa característica pode ser relacionada a bioturbação dessa litofácies nos poços 
RJS-498-RJ e 1-ENC-1-RJS, por apresentar maior conteúdo de folhelho (>20%) e cimentação 
por carbonatos (até 7%).  
As eletrofácies foram definidas com base na dispersão dos pontos nos gráficos da 
Figura 5.3 e Figura 5.4. A validação dessas eletrofácies, por meio da resposta da função 
lógica nos poços 3-ENC-3 e 3-ENC-4, mostra um padrão real concordante com os parâmetros 
de corte estipulados. No geral as eletrofácies seguem o comportamento das litofácies descritas 
em testemunhos, com areias média definidas como eletrofácies 1; areias finas a muito finas 
variando entre eletrofácies 1 e 2; e areias muito finas a lama variando entre eletrofácies 2 e 3.  
As proporções encontradas para cada eletrofácies mostram grande frequência da 
eletrofácies 1, seguida pelas eletrofácies 2 e 3. As maiores incertezas na definição das 
eletrofácies se localizam nas áreas de intersecção dos gráficos, onde há uma sobreposição 
entre as litofácies, portanto de difícil determinação dos valores de corte. Esse efeito ocorre 
tanto no gráfico Vsh vs. IGR entre as eletrofácies 2 e 3, quanto no gráfico PHIT vs. PHID 
entre as eletrofácies 1 e 2. Apesar da incerteza, a definição se mostra coerente com os 
testemunhos e principalmente a presença de óleo nas rochas. 
O volume de folhelho para cada eletrofácies segue preferencialmente os valores 
de corte da função lógica. Na regressão entre Vsh vs. IGR se verifica que a relação entre as 
duas variáveis não é linear, ou seja, a relação entre o tamanho de grãos e a radioatividade não 
é direta. Essa característica é explicada pela mineralogia das rochas, onde segundo os 
resultados de XRD, são constituídas em ordem decrescente em proporção por Quartzo, 
Plagioclásio, K-feldspato, Illita, Illita/Esmectita, Clorita, Caolinita, Calcita e Fe-Dolomita. O 
K-feldspato contribui significativamente na radioatividade geral da rocha, mesmo em 
granulometria de areia, portanto responsável pelo o IGR obter valores superiores ao Vsh (Ellis 
e Singer, 2008).  Segundo a análise de tamanho de grão (LGSA), as rochas do intervalo 
possuem baixa granulometria na fração argila, variando entre 0 - 29% nas rochas, ou seja, 
grande parte do volume de folhelho, que possui valor máximo de até 70%, deve-se a fração 
silte. 
A porosidade de densidade mediu principalmente a porosidade primária das 
rochas, que é relacionada ao arranjo dos grãos. Porosidades de dissolução e microporosidades 
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(porosidades secundárias) foram descritas nas rochas com maior conteúdo de folhelho e 
compactação. Apesar de existir pontos que não se ajustam perfeitamente a reta de regressão, 
considera-se uma boa aproximação do valor real principalmente para a eletrofácies 1.  
Os sedimentos na granulometria silte médio a argila, que compõem o volume de 
folhelho, possuem uma distribuição distinta nas eletrofácies apesar da clara tendência para a 
distribuição dispersa. Essa distribuição impactou diretamente na porosidade efetiva gerando 
valores médios iguais a 27,7% para eletrofácies 1 e 14,8% para a eletrofácies 2. 
A resistividade da água (0,02 ohm.m) foi calculada utilizando o valor médio 
encontrado nos poços RJS-498-RJ, B-25, B-28 e B-29. O valor encontrado é impactado tanto 
pela porosidade efetiva quanto pela resistividade, entretanto, como foi utilizada a eletrofácies 
1 nessa estimativa se considera o valor satisfatório, uma vez que tanto o volume de folhelho 
quanto a porosidade total para essa eletrofácies possui baixas dispersões. 
O conteúdo de folhelho frequentemente impacta na resistividade e saturação de 
água. A eletrofácies 1 não foi influenciada por essa característica, obtendo uma saturação 
média igual 22,6%, enquanto a eletrofácies 2 foi significativamente impactada gerando uma 
saturação média de 40,9%.  
Siltes e argilas geram diferentes anomalias na resistividade, devido principalmente 
a saturação de água irredutível e água adsorvida na superfície dos minerais (Zemanek, 1989). 
Os minerais argilosos impactam na resistividade devido a capacidade de troca catiônica 
(CEC) da superfície que retém água doce ou salgada. Água salgada favorece a passagem de 
corrente elétrica pela superfície do mineral, enquanto a água doce favorecerá a passagem de 
corrente pelos poros. No Campo de Peregrino os minerais que compõem a fração argila 
possuem alta CEC, portanto alta capacidade de reter água na superfície, com Illita/Esmectita 
> Illita/Clorita > Caolinita (Nery, 2013). 
Rochas argilosas, siltosas ou lamosas com baixa permeabilidade e 
consequentemente pequenas gargantas de poros e elevada pressão capilar, tendem a ter alta 
porcentagem de saturação de água irredutível (Swi). Essa porcentagem é definida como a 
saturação máxima em que uma formação retém água sem produzi-la (Tiab e Donaldson, 
2004). A saturação de água irredutível é altamente influenciada pela textura da rocha com 
material mais fino, uma vez que a microporosidade constitui uma porcentagem significativa 
da porosidade total (Zemanek, 1989). Esse fator deve ser levado em consideração ao analisar 
a resistividade em formações reservatório com alto conteúdo de folhelho, como a eletrofácies 
2. 
110 
O contato óleo-água, estipulado no valor próximo a 100% na cota 2355 metros de 
profundidade separa os dois fluidos nos poços. Apesar de este contato ser fixo, representado 
por uma superfície constante, a análise de contato de fluidos é incerta, principalmente por o 
contato entre fluidos ser na realidade uma zona de transição marcada, por exemplo, por 
saturação de óleo residual que impacta no registro de resistividade e consequentemente a 
saturação de água (Tiab e Donaldson, 2004). 
 
6.2 Interpretação geológica-geofísica 
 
A arquitetura sísmica utilizada na compartimentação em escala de reservatório 
segue o padrão geométrico dos perfis de poços A-A’, B-B’ e C-C’, com o espessamento da 
Formação Carapebus aumentando na direção ao centro da área e em direção ao mergulho 
deposicional.  
No geral, as características litológicas descritas indicam que as rochas da 
Formação Carapebus (Coniaciano-Maastrichtiano) foram formadas principalmente por fluxos 
de turbidez de alta densidade, marcada principalmente por fácies grosseiras. Correntes de 
turbidez de alta densidade são associadas a ambientes profundos e relacionadas a região 
proximal do complexo de canais distributários e lobos (Lowe, 1982; Mutti, 1992; Moraes et 
al., 2006). 
No momento de deposição, os fluxos gravitacionais encontram uma bacia sem 
restrições. Composto pelas formações Quissamã e Outeiro (Statoil, 2013), as rochas do Grupo 
Macaé não possuem grandes falhas que impactam na geomorfologia do depósito. As rochas 
das formações Quissamã e Outeiro representam a porção distal do Grupo Macaé (Albiano) 
(Winter et al., 2007) e são representadas nos poços da área por packstones compostos de 
oncolitos/oolitos;  lamitos micríticos e wackstones respectivamente. 
Segundo Mohriak et al, (2003), o padrão de falhamento na Bacia de Campos 
parece ser relacionado principalmente a tectônica gravitacional, desenvolvendo falhas lístricas 
associadas aos domos de sal, que impactam toda a deposição do Grupo Macaé, enquanto as 
calhas formam semi-bacias para o depósito de fluxos gravitacionais desde o Albiano. 
Na área do Campo de Peregrino - Fase I, as falhas presentes no Grupo Macaé são 
de pequeno porte e dificilmente ultrapassam para a sequência da Formação Carapebus. A 
configuração estrutural do campo não confina os fluxos gravitacionais presentes durante o 
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Coniaciano-Maastrichtiano, criando um depósito de grande extensão com espessuras de até 
298 metros, larguras de até 24 Km e comprimento de até 14 Km. 
A superfície intermediária, marcada por litofácies finas como siltitos e lamitos, 
indica o momento máximo de inundação da área e cobre todo o depósito de turbidez do 
evento primário, separando o reservatório em dois intervalos (Pettan e Strømsvik., (2013). A 
Formação Carapebus está posicionada na transição entre a fase transgressiva e regressiva da 
bacia, que segundo Bruhn et al, (2003) é marcada por canais erosivos preenchidos por lama 
(Bruhn et al, 2003). 
Ao final do depósito de fluxos gravitacionais e canais erosivos, a área foi coberta 
pela deposição de sedimentos pelágicos da Formação Ubatuba, que está presente na Bacia de 
Campos do Turoniano ao Pleistoceno. A Formação Ubatuba (Membro Tamoios) ocorre em 
ambiente mais profundo, de batial superior a médio, caracterizado por folhelhos e margas, 
marcando definitivamente a fase oceânica da bacia (Winter et al., 2007). 
A Formação Carapebus no Campo de Peregrino, a partir das características 
observadas neste trabalho como litofácies, propriedades petrofísicas e geomorfologia sísmica, 
é interpretada como sendo semelhante a classificação SLucd de Bruhn et al, (1998, 2003). A 
classificação SLucd é caracterizada por lobos não confinados ricos em areia e cortados por 
canais. Possui litotipos variando de areias grossas a muito finas com uma razão Net to Gross 
> 70%. Em questão de dimensão, possui lobos de 5 - 60 metros de espessura, largura de 1 - 8 
km e comprimento de 2 - 12 km. Reservatórios deste tipo podem chegar até 500 metros de 
espessura e alta qualidade petrofísica com porosidade de 27 - 32% e permeabilidade de 1000 - 
2500 mDarcy. A classificação de Bruhn (1998, 2003), entretanto, posiciona esse tipo de 
reservatório no intervalo Marinho Regressivo (Eoceno-Mioceno), contrário a posição do 
Campo de Peregrino (Campaniano - Maastrichiano) pertencente a fase transgressiva da Bacia 
de Campos (Winter et al., 2007). 
A definição do modelo conceitual sedimentar é uma fase importante no aumento 
de escala do trabalho. A partir da compreensão do depósito sedimentar, criaram-se as relações 
entre os horizontes sísmicos e a criação do grid geológico. A regularização das eletrofácies 
para 2 metros respeitou, em geral, a proporcionalidade original dos poços com pequenas 
reduções nas observações para a eletrofácies 1.  
A propriedade porosidade efetiva se manteve com uma distribuição semelhante 
entre os valores originais e regularizados. A eletrofácies 1 manteve sua distribuição dos 
valores e da média em 27%, enquanto a eletrofácies 2 teve um aumento nas observações entre 
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13 - 19% provavelmente pela mudança de escala que incorporou valores da eletrofácies 1 nos 
blocos, aumentando a média dos valores de 14% para 15%. 
A saturação de água teve maiores mudanças na regularização para 2 metros, uma 
vez que essa propriedade tem uma maior heterogeneidade vertical nas rochas, obtendo 
grandes variações em cada eletrofácies. A eletrofácies 1 teve um decréscimo considerável em 
valores entre 10 - 20%, provavelmente pela incorporação de valores das eletrofácies 2 e 3 no 
cálculo da média aritmética, obtendo valores médios aumentando de 22% a 28%. A 
eletrofácies 2 manteve a distribuição semelhante dos valores de saturação com um pequeno 
aumento dos valores médios de 41% para 43%. 
 
6.3 Modelagem estocástica 
 
Com os dados regularizados foi possível criar a relação espacial das variáveis 
pelos semi-variogramas correspondentes. Os semi-variogramas da eletrofácies 1 possuem os 
mesmos valores de amplitude, entretanto, com alcances diferentes em relação a direção 
constituindo uma anisotropia geométrica. Segundo Deutsch (2002), apesar do alcance variar 
em relação a direção, o motivo para o decréscimo na amplitude é o mesmo para todas as 
direções. Esta natureza é similar, por exemplo, a Lei de Walther onde o sequenciamento 
vertical das rochas se repete na horizontal apesar das mudanças de escala.  
A porosidade efetiva possui diferenças quanto os semi-variogramas nos dois 
intervalos. No intervalo 1 o semivariograma vertical indica uma leve tendência vertical com 
os pontos tendendo a valores superiores a variância esperada. O comportamento de tendência 
vertical pode representar desde gradações normais ou inversas até um padrão de diminuição 
da qualidade do reservatório da porção proximal para a distal. Nos dados da área, interpreta-se 
esse padrão como relacionado as camadas de siltito e lamito localizados sempre nas camadas 
basais do intervalo 1, portanto com menores valores de porosidade efetiva.  
No intervalo 2, a porosidade efetiva apresenta um comportamento relacionado a 
anisotropia geométrica, que é associada a continuidade das eletrofácies. Os semi-variogramas 
horizontais da porosidade efetiva mostram um padrão cíclico, com valores de semi-
variograma variando de correlações positivas a negativas de maneira que representam a 
variabilidade horizontal, acompanhando provavelmente as dimensões horizontais das 
eletrofácies. 
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A saturação de água é a propriedade com maior variabilidade na área, 
característica esperada uma vez que a acumulação de hidrocarbonetos em um reservatório 
segue uma anisotropia geométrica e uma tendência vertical, ou seja, os valores de saturação 
de água serão menores no topo do intervalo tanto em poços quanto em área.  
Os mapas de curva de proporção vertical (CPV), criados em uma anisotropia 
idêntica aos semivariogramas horizontais, representam a proporcionalidade das eletrofácies 
em cada ponto da área. A krigagem utilizada na construção dos mapas gerou uma interpolação 
das curvas que representam tanto a probabilidade das eletrofácies quanto a tendência 
geológica do reservatório.  
No geral os mapas de CPV mostram uma tendência para a eletrofácies 1 próxima 
a zona de pinch-out, onde a maior parte dos poços está localizada. Na porção oeste e sudoeste 
da área estão presentes curvas com maiores proporções de eletrofácies 2 e 3, principalmente 
devido ao poço RJS-166-RJ que é localizado na região mais distal da área e caracterizado por 
alta porcentagem dessas eletrofácies. Apesar de este poço gerar grande impacto nos mapas de 
CPV, sua presença é essencial na captura de uma tendência geológica realista. 
No histograma das proporções originais de eletrofácies (Figura 5.7) é verificado 
uma alta quantidade de eletrofácies 1 (> 60%). Essa característica reflete a posição 
preferencial dos poços na área, conceitualmente localizados nas porções proximais dos lobos 
turbidíticos que são tipicamente compostos por areia. Essa característica é confirmada no 
modelo de eletrofácies gerado pelo método SIS, onde a região dominada pelos poços é 
tipicamente preenchida pela eletrofácies 1. As porções distais são dominadas por eletrofácies 
2 e 3, onde conceitualmente se espera depósitos de sedimentos mais finos. 
Apesar dos mapas de curva proporção vertical serem utilizados tipicamente para 
os métodos de simulação PluriGaussiano e Gaussiano Truncado, neste trabalho foi mostrado a 
extensão desse dado condicional para o método Sequencial de Indicatriz. O método SIS, 
aplicado frequentemente em reservatórios com grande quantidade de poços e distribuídos pela 
área, gera dados que honram as proporções originais, porém que não apresentam uma clara 
tendência geológica ou limite bem definido entre as classes (Deutsch e Journel, 1998, 
Deutsch, 2002). A presença de um dado condicionante 3D mostra-se importante na 
modelagem do reservatório da Formação Carapebus, apesar da mudança nas proporções finais 
das eletrofácies. 
A modelagem das propriedades petrofísicas pelo método SGS honrou a 
distribuição dos valores máximos e mínimos encontrados para cada variável, entretanto com 
decréscimo nas observações para valores de porosidade superiores a 17% e saturação de água 
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acima de 10%. A diminuição da média para a porosidade efetiva (de 21% para 17%) e 
aumento da média de saturação de água (de 34% para 50%) é associada aos valores zero e um 
definidos como constantes para a eletrofácies 3 e associada ao decréscimo na proporção de 
eletrofácies 1. Apesar das mudanças nas proporções das propriedades, as eletrofácies 1 e 2 
individualmente mantêm os valores e os padrões de distribuição semelhantes aos dados 
regularizados nos poços. 
 
6.4 Cálculo de volume e análise de cenários 
 
O volume de óleo é o objetivo final em um estudo geológico de reservatório e une 
as incertezas de todas as fases do trabalho. A utilização da porosidade efetiva como parâmetro 
de corte na definição Net to Gross, baseou-se no menor valor desta propriedade na 
eletrofácies 1, que representa a fácies reservatório, com alta permeabilidade e saturação de 
óleo, gerando para o Campo de Peregrino uma razão maior que 60%.  
O volume de rocha acima do contato óleo/água, igual a 1,129x1010 m3, representa 
uma região reduzida se comparada ao volume total de rocha da Formação. Carapebus. Por 
esse volume de rocha se localizar próximo a zona de pinch-out, caracterizada por menores 
espessuras e consequentemente menor resolução sísmica, atribui-se a interpretação sísmica a 
incerteza mais pronunciada no trabalho. Essa incerteza impacta principalmente na delimitação 
do topo da Formação Carapebus marcado por diversas feições erosivas. Pelo mesmo motivo o 
valor do contato entre fluidos tem um impacto significativo no volume final, uma vez que o 
Campo de Peregrino possui uma extensa área, portanto qualquer diferença no valor da 
superfície gerará diferenças significativas de STOIIP.  
Sendo a arquitetura do reservatório e contato de fluidos constantes, a variação no 
volume de óleo foi atribuído as mudanças nos locais do grid preenchidos com eletrofácies 1. 
Em cenários com menor quantidade de eletrofácies 1 abaixo do contato óleo/água geraram 
valores maiores na quantidade de volume de óleo, assim como em cenários com maior 
frequência de eletrofácies 1 abaixo do contato geraram menores volumes de óleo. 
Os valores de STOIIP para o Campo de Peregrino - Fase I varia de 2,0 – 2,25 
bilhões de barris, com o caso otimista igual a 2,203 bilhões de barris, o caso base com 2,159 
bilhões de barris e o caso pessimista com 2,119 bilhões de barris, condizendo com os valores 
entre 2,0 - 2,5 bilhões (bbl) citados por Olsen et al., (2011) e Pettan e Strømsvik (2013). 
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7 Conclusão 
 
A Formação Carapebus em maior parte é composta por arenitos de granulometria 
média a grossa com espessuras variando de 0,1 – 20 metros e saturados por óleo. Outras 
litofácies presentes ocorrem em menor proporção, como: arenitos finos e conglomerados, 
ocasionalmente saturados; e arenitos muito finos, siltitos e lamitos não saturados em óleo. 
Segundo a correlação rocha-perfil, as rochas foram reclassificadas em arenitos, 
arenitos siltosos e siltito arenosos. Os arenitos possuem IGR < 0.40, arenitos siltosos IGR ≥ 
40 e ≤ 0.67 e siltitos arenosos IGR > 0.67. Os arenitos possuem porosidade de densidade 
(PHID) ≥ 0.23 e arenitos siltosos < 0.23. As eletrofácies classificadas com base em IGR e 
PHID concordam com a descrição das rochas em testemunho.  
A eletrofácies 1 possui volume de folhelho inferior a 22%. A eletrofácies 2 possui 
valores de volume de folhelho variando de 0 - 44%. As argilas são compostas em ordem 
decrescente por Illita, Illita/Esmectita (mixed-layer), Clorita e Caolinita (Tr) e possuem um 
distribuição preferencialmente dispersa nas rochas. 
A eletrofácies 1 possui valores de porosidade efetiva média de 27,7%, enquanto a 
eletrofácies 2 possui valores de porosidade efetiva média de 14,8%, sendo preferencialmente 
intergranular na eletrofácies 1 e microporosidade na eletrofácies 2. 
A resistividade da água no Campo de Peregrino foi estimada em 0.02 ohm.m. A 
saturação de água média para a eletrofácies 1 foi estimada em 22% e na eletrofácies 2 
estimada em 40%. O contato entre óleo e água, com base na saturação de água, é estipulado 
em 2355 metros (TVD) e visualizado apenas no poço RJS-498-RJ. 
A espessura da Formação Carapebus aumenta no sentido do mergulho 
deposicional com valor máximo de 298 metros. A região sudoeste da área possui menores 
espessuras em função de processos erosivos posteriores a deposição dessa unidade. 
Na evolução sedimentar da área se infere que as sequências dos eventos são: A- 
Falhas no Grupo Macaé pré deposicionais da Formação Carapebus; B - Deposição do 
intervalo 2 por fluxos de alta densidade ; C) Depósito de máxima inundação; D) Depósito do 
intervalo 1 por fluxos de baixa densidade; e E) Processos erosivos por canais. 
O reservatório é divido em Intervalo 1 e Intervalo 2 por uma superfície 
intermediária composta por siltitos e lamitos, interpretada como correspondente a superfície 
de máxima inundação. O intervalo 1 é composto em sua maioria por fácies mais finas, 
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correspondente a fluxos gravitacionais de baixa densidade e o intervalo 2 por fácies mais 
grosseiras, correspondentes a fluxos de alta densidade.  
O intervalo 1 do reservatório possui o formato das células paralelas ao topo da 
Formação Carapebus, enquanto o Intervalo 2 possui células com forma proporcional, ambos 
com células de dimensões iguais a 50x50x2m (x, y, z).  
A proporção de eletrofácies 1 encontrada no campo é igual a 45,1%, eletrofácies 2 
igual a 32,8% e eletrofácies 3 igual a 22,1%. Apesar do decréscimo na proporção da 
eletrofácies 1 em relação aos poços, considera-se a modelagem consistente com a tendência 
geológica verificada nos poços e perfis, com o aumento de eletrofácies 2 e 3 em porções 
distais do campo. 
Os valores de porosidade efetiva e saturação de água respeitaram a distribuição 
nos histogramas correspondentes, com pequenas mudanças na média geral entre o dado 
regularizado e o simulado. 
O valor de STOIIP para o campo varia de 2 – 2.25 bbl, com o caso base igual 
2,159 bilhões de barris para a Fase I de desenvolvimento, 
 
7.1 Limitações e continuidade do trabalho 
 
A modelagem geológica de um campo petrolífero é um estudo complexo e que 
agrega diversas incertezas. A integração de dados geológicos, geofísicos e de engenharia é um 
processo singular, onde em cada fase do desenvolvimento do estudo se considera as 
limitações e especificidades dos métodos aplicados, a fim de se gerar modelos mais próximos 
possíveis da realidade. 
O Campo de Peregrino, foco deste estudo, é uma área academicamente pouco 
estudada, portanto, com informações reduzidas que possam ser utilizadas como discussão ou 
referência. Neste sentido esse trabalho tem grande valor cientifico, fornecendo diversas 
analises e contextualização geológica da área. 
O grande desafio em um estudo integrado de reservatório pode ser atribuído a 
grande quantidade de variáveis e metodologias aplicadas. Como cada fase do estudo tem 
impacto significante nas fases seguintes, a compreensão e aplicação de metodologias 
específicas em cada área tornam-se essenciais para a melhoria futura do trabalho. 
Na fase de análise de poços, incertezas quanto a classificação de eletrofácies 
podem ser diminuídas com aplicações de algoritmos de aprendizagem, como Redes Neurais, 
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Random Forest, Suport Vector Machine, entre outros, que se mostraram efetivos em diversos 
trabalhos. 
A arquitetura do reservatório, representada pelos horizontes sísmicos, também é 
considerada como uma grande incerteza. Como neste trabalho foi utilizado diretamente um 
cubo sísmico 3D em profundidade, propõe-se previamente um estudo relacionado a modelos 
de velocidade, a fim de se ter um maior controle sobre os dados de entrada. 
Na fase de interpretação, devido as dificuldades de visualização da Formação 
Carapebus, necessita-se um aprofundamento quanto a aplicação de atributos sísmicos em uma 
malha mais detalhada, principalmente nas zonas erodidas e de pinch-out, onde possui menor 
resolução sísmica.  
Apesar deste trabalho não considerar as falhas no grid geológico, por não 
impactar significativamente o volume de óleo, considera-se essas feições importantes para a 
geometria, fluxo e modelo conceitual do reservatório. Deste modo uma continuidade na fase 
de interpretação seria uma analise estrutural detalhada no Campo de Peregrino. 
O maior limitante na aplicação dos métodos de SIS e SGS na fase de modelagem 
estocástica foram o distanciamento e quantidade de poços. Devido a dificuldade de se 
estabelecer a geometria das eletrofácies e as relações entre si, testes e comparações dos 
diferentes métodos geoestatísticos podem auxiliar na melhor distribuição das variáveis na 
área.  
Na variável porosidade efetiva a utilização de métodos que agregam informações 
soft na estimativa, como a inversão sísmica, pode ser utilizada. Quanto ao cálculo 
volumétrico, a utilização de outras metodologias como Leverett J-Function e Saturation-
Height podem fornecer resultados com menores incertezas se comparados com a simulação 
Gaussiana de Sw, que possui limitações em representar variáveis com distribuição 
assimétrica.  
Por fim, considera-se que há necessidade de aperfeiçoar cada etapa envolvida no 
estudo integrado, o aprimoramento nas metodologias e dados disponíveis possibilitará 
caracterizar melhor as estruturas e propriedades do campo com menores incertezas. 
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9 Anexo 
 
9.1 Modelagem estocástica 
 
Tabela 9.1 - Parâmetros dos semivariogramas para as eletrofácies 1. 
Eletrofácies 1 Direção Efeito Pepita Estrutura Patamar Alcance 
Intervalo1 
Vertical 0,05 
1 
2 
0,15 11 
0,04 ∞ 
Eixo maior 0,05 
1 0,15 900 
2 0,04 2000 
Eixo menor 0,05 
1 0,15 500 
2 0,04 1000 
Intervalo 2 
Vertical 0,05 
1 0,09 14 
2 0,10 ∞ 
Eixo maior 0,05 
1 0,09 200 
2 0,10 1200 
Eixo menor 0,05 
1 0,09 200 
2 0,10 1000 
 
Tabela 9.2 – Parâmetros dos semivariogramas para porosidade efetiva e saturação de água. 
Porosidade efetiva Direção Estrutura Efeito Pepita Patamar Alcance 
Intervalo 1 
Vertical 1 - 1,0 16 
Horizontal 1 - 1,0 600 
Intervalo 2 
Vertical 
1 - 0,50 10 
2 - 0,50 ∞ 
Horizontal 
1 - 0,50 200 
2 - 0,50 600 
Saturação de água Direção Estrutura Efeito Pepita Patamar Alcance 
Intervalo 1 
Vertical 1 - 0,44 14 
Horizontal 1 - 0,44 600 
Intervalo 2 
Vertical 
1 - 0,37 16 
2 - 0,62 ∞ 
Horizontal 
1 - 0,37 200 
2 - 0,62 900 
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Figura 9.1 - Mapa de curvas de proporção vertical, A) Intervalo 1; e B) Intervalo 2. 
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9.2 Cálculo de volume e análise de cenários 
 
 
Figura 9.2 - Cenários das eletrofácies: A)81, B) 12 e C)92. 
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Figura 9.3 - Cenários da porosidade efetiva: A)81, B)12 e C) 92. 
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Figura 9.4 - Cenários da saturação de água: A)81, B)12 e C) 92. 
